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“O mundo é formado não apenas pelo que já existe,  





Milton Santos  
Resumo 
 
Nos últimos anos, a disponibilidade de gás natural atingiu notoriedade no Brasil após a 
descoberta dos recursos petrolíferos no polígono do Pré-Sal. Para o escoamento da 
produção de gás natural, uma opção alternativa aos tradicionais gasodutos é a liquefação, 
permitindo, inclusive, que o energético alcance um perfil de commodity em função da 
capacidade de transporte de grandes volumes para grandes distâncias. O Gás Natural 
Liquefeito (GNL) é obtido através de processos criogênicos a temperaturas negativas e 
no mar, é possível gerá-lo em navios FLNGs (Floating Liquefied Natural Gas). Com a 
abertura do mercado nacional, dezenas de projetos para a construção de novos terminais 
de regaseificação, ao longo de toda faixa litorânea do país, vêm sendo propostos e 
analisados, visando a principalmente a expansão e a disponibilidade de gás natural para 
as áreas remotas. No estudo de caso proposto a um terminal selecionado no Estado de 
Santa Catarina, dois cenários para o fornecimento de GNL são apresentados. No Cenário 
1, a liquefação no Pré-Sal é debatida e entre os principais desafios identificados, é 
possível destacar a presença de CO2 como o fator de maior impacto na formação do custo 
final do GNL. Com 10% de concentração do contaminante, uma estimativa de custo de 
US$ 8,85/MMBtu foi obtida. Para o Cenário 2, a importação de GNL a partir do mercado 
norte-americano é avaliada, apresentando um custo final de US$ 6,35/MMBtu.  Mesmo 
com maiores custos de frete, em uma análise mensal, a opção de importação de GNL 
apontou uma economia de US$ 23,93 milhões quando comparado ao cenário de 
fornecimento nacional. A partir dos resultados obtidos, é possível afirmar que mesmo se 
apresentasse níveis mínimos ou até ausência de CO2, um projeto de liquefação no Pré-Sal 
não demonstraria competitividade com os atuais preços de importação disponíveis no 
mercado. Para um projeto de liquefação no Pré-Sal apresentar viabilidade, seria 
necessário o aumento dos preços internacionais de GNL, o qual seria alcançado através 
de um reequilíbrio entre os níveis globais de oferta e demanda. Outra possibilidade 
observada ocorreria a partir do desenvolvimento tecnológico das operações de 
processamento de gás natural, diminuindo os custos de tratamento de CO2 e, 
consequentemente, os custos finais para processos de liquefação offshore.   
 







In the last few years, the availability of natural gas has gained notoriety in Brazil after the 
discovery of oil resources in the Pre-Salt polygon. For the flow of natural gas production, 
an alternative option to the traditional pipelines is the liquefaction process that also allows 
the energy to reach a commodity profile due to the ability of transporting larger volumes 
of fuel over long distances. LNG, the acronym for liquefied natural gas, is generated 
through cryogenic processes at negative temperatures. At sea, LNG is obtained from 
offshore facilities known as FLNGs (Floating Liquefied Natural Gas). With the national 
market opening, a lot of projects FOR the construction of new regasification terminals, 
along the whole country’s coast, have been proposed and analyzed, aiming mainly at the 
expansion and availability of natural gas in remote areas. In the case study proposed for 
a selected terminal in the State of Santa Catarina, two scenarios for the LNG are proposed. 
Scenario 1 discusses the liquefaction of the Pre-Salt production and among the main 
challenges identified, it is possible to highlight that CO2 presence has a significant impact 
on the LNG final cost formation. With 10% of the contaminant, a cost estimative of US$ 
8.85/MMBtu was obtained. In Scenario 2, LNG importation from the American market 
is evaluated, thus presenting a US$ 6.35/MMBtu final cost. Even with higher freight 
costs, in a monthly analysis, the LNG import option showed savings of US$ 23.93 million 
compared to the national supply scenario. From the results obtained, it’s possible to state 
that even if there were minimum levels or even absence of CO2, a liquefaction project in 
the Pre-Salt wouldn’t demonstrate competitiveness with the current import prices 
available on the market. To a liquefaction project in the Pre-Salt present economic 
viability, it was needed an increase in international LNG prices, which could be achieved 
through a rebalancing between the global levels of supply and demand. Another 
possibility observed would occur from technological development of natural gas 
processing operations, which might decrease CO2 treatment costs and, consequently, the 
final costs for offshore liquefaction processes. 
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Em meados dos anos 2000, a província do Pré-Sal despontou-se como uma das 
principais descobertas comerciais de petróleo e gás natural no mundo. Localizada no 
litoral brasileiro, entre o sul do Espírito Santo e o norte de Santa Catarina, é delimitada 
através de um polígono com uma área de aproximadamente 160.000 km². Os reservatórios 
podem alcançar profundidades de até 7.000 m de profundidade e são selados por uma 
espessa e plástica camada rochosa de sal que, por muitos anos, foi objeto de estudo para 
viabilização de tecnologias exploratórias.  
Os reservatórios têm como características um óleo leve e de boa qualidade, porém, 
apresentam volumes excessivos de contaminantes, principalmente dióxido de carbono 
(CO2). Além de ser capaz de contribuir para a demanda energética do Brasil, o gás natural 
contido nos reservatórios do Pré-Sal, a depender do nível de CO2, pode apresentar 
competitividade aos concorrentes regionais da América do Sul, como o shale gas de Vaca 
Muerta e o gás natural boliviano. 
O setor brasileiro de petróleo e gás, em sua fase moderna, se reconfigurou a partir 
da Lei do Petróleo, em 1997, com a abertura do mercado e a quebra do monopólio 
operacional da Petrobras. Recentemente, o fim da obrigatoriedade que a estatal detinha 
como operadora exclusiva no Pré-Sal ocorreu, possibilitando a entrada de novas empresas 
nas atividades de exploração e produção no polígono.  
Com os crescentes índices de produção de gás natural associado no Pré-Sal e 
também nas áreas marginais, diversos empecilhos surgem e, de certo modo, necessitam 
de alternativas técnicas e econômicas para viabilizar os projetos de desenvolvimento dos 
campos. Uma das principais questões em debate no momento diz respeito ao segmento 
de escoamento da produção até a costa. A questão, além de pontos econômicos, depende 
essencialmente de fatores técnicos como infraestrutura e principalmente demanda por um 
mercado de consumo.    
Como reflexo da falta de infraestrutura de escoamento, já existem indícios de 
volumes excessivos e desnecessários de reinjeção da produção de gás natural nos 
reservatórios em campos que ainda estão na fase inicial de produção, promovendo a 





Com a diversificação realizada a partir da participação de novas empresas 
operadoras no Pré-Sal, novas mudanças em outros setores são, atualmente, alvos intensos 
de discussão. Na região, vários blocos estão posicionados em uma área ainda inexplorada 
e distante da malha de gasodutos de escoamento existente. Outro ponto de análise 
importante é que a infraestrutura de gasodutos existente, conhecida como Rotas 1, 2 e 3, 
além de conter um limite na capacidade operacional, pertence à Petrobras, podendo vir a 
ser um imbróglio para consórcios com ausência de participação da estatal.  
Assim como nos outros segmentos da cadeia petrolífera, os setores de transporte 
e distribuição de gás natural também se desenvolveram por meio da Petrobras, 
caracterizando um arranjo de monopólio verticalmente integrado com aproximadamente 
95% de controle no mercado nacional. 
Em relação às barreiras regulatórias, alterações vêm sendo debatidas com o 
objetivo de reestruturação e abertura do mercado, com acesso à rede de gasodutos de 
transporte, unidades de processamento e também aos terminais de regaseificação.  
Uma iniciativa foi recentemente elaborada em consulta pública a partir de 
diretrizes entre o Ministério de Minas e Energia (MME), a Agência Nacional de Petróleo, 
Gás Natural e Biocombustíveis (ANP) e a Empresa de Pesquisa Energética (EPE) a fim 
de buscar o aperfeiçoamento por meio de alterações nos ambientes de negócio. O 
Programa Gás para Crescer propôs um novo arcabouço para destravar o desenvolvimento 
do setor de gás natural no Brasil a partir de novos investimentos e agentes.  
Com o amadurecimento do programa, o desenvolvimento do Novo Mercado de 
Gás ocorreu no ano de 2019, focando na desverticalização da indústria e visando a 
alteração da condição de monopólio. O modelo tem efeito em quase todos os segmentos 
da cadeia, desde processamento, escoamento e transporte, até distribuição e 
comercialização. Com o suprimento advindo da produção nacional impulsionada pelo 
Pré-Sal, mas também com possibilidade de ampliação da oferta pelo onshore e outras 
regiões offshore, assim como as importações via Gasoduto Brasil-Bolívia (Gasbol) e 
principalmente pelos novos projetos de terminais de regaseificação em regiões isoladas. 
A alteração permite a difusão da oferta de gás natural para diversos consumidores 
nacionais independentes que teriam mais opções em um mercado de livre acesso.  
Retornando ao ponto de discussão inicial sobre escoamento da produção no Pré-
Sal, junto aos gasodutos, uma alternativa em análise ocorre através da liquefação. No 





como uma crescente alternativa para o suprimento do desenvolvimento econômico de um 
país, bloco ou região. O energético auxilia ainda nas questões de transição energética, já 
que apresenta, quando comparado aos outros combustíveis fósseis, uma combustão com 
menores índices de emissão de gases de efeito estufa.   
No Brasil, existem três terminais de regaseificação em operação e mais dois em 
fase final de construção, com previsão de funcionamento para o ano de 2020, além de 
outras dezenas de novos projetos com implementação em análise.  
Assim, a partir das novas configurações no setor, o debate sobre a proposta de 
liquefação da produção de gás natural no Pré-Sal surge em um momento oportuno tanto 
para produtores quanto para consumidores. A liquefação, além de se apresentar como 
uma opção para a monetização das reservas no caso das operadoras que têm como desafio 
a indisponibilidade de acesso à rede de gasodutos, oferece também a possibilidade de 
expansão da oferta de gás natural para áreas remotas no país.   
No decorrer desta dissertação, as principais características e desafios existentes no 




Este trabalho propõe avaliar diferentes cenários para o fornecimento de GNL ao 
mercado nacional. Devido aos abundantes recursos petrolíferos do Pré-Sal, o primeiro 
cenário visa a implantação de um projeto de liquefação em campos do polígono. Já o 
segundo cenário aborda a importação do energético como alternativa. A comparação entre 
as opções busca evidenciar os principais resultados e pontos de discussão acerca do tema, 
considerado relevante tanto para a área acadêmica quanto para o desenvolvimento dos 
setores social e industrial brasileiro. 
 
1.3 Organização dos capítulos 
 
Além da introdução, a estrutura da dissertação é organizada e dividida em mais 
seis capítulos que serão descritos a seguir.  
No Capítulo 2, é apresentado uma revisão bibliográfica sobre a cadeia de 
exploração e produção offshore de petróleo e gás natural. São abordados tópicos 





e sistemas petrolíferos, poços, reservatórios e processamento primário da produção. Ao 
final, são expostos dados recentes sobre a produção brasileira de petróleo e gás natural. 
No Capítulo 3, uma análise sobre as tecnologias de liquefação de gás natural, 
contando com ciclos criogênicos e indicadores termodinâmicos, é inicialmente exposta.  
Em seguida, a aplicação da tecnologia na cadeia logística de GNL é tratada, abordando 
as frotas marítimas de liquefação por meio das unidades FLNG, de transporte com os 
metaneiros e de regaseificação através de navios FSRU.  
O Capítulo 4 indica os principais destaques do mercado de GNL. Primeiro, a 
conjuntura brasileira é apresentada também com informações de consumo e as novas 
perspectivas e projetos acerca do novo mercado nacional. Depois, o panorama 
internacional é retratado a partir de dados de reservas, produção e consumo, exportações 
e importações, além de atualidades envolvidas no setor. 
No Capítulo 5, o estudo de caso é introduzido com o contexto recente do Pré-Sal 
e também sobre o terminal de regaseificação selecionado. Depois, os cenários propostos 
para análise são descritos. No primeiro, são apresentadas três possibilidades de projetos 
para a liquefação em campos do Pré-Sal e no segundo, a opção de importação de GNL é 
detalhada.  
O Capítulo 6 contém a análise e discussão dos resultados obtidos para a proposta 
do estudo de caso. As análises são realizadas separadamente para cada cenário e 
comparadas logo em seguida.  
No Capítulo 7, as conclusões, comentários finais e sugestões para trabalhos 






2. EXPLORAÇÃO E PRODUÇÃO OFFSHORE DE 
HIDROCARBONETOS 
 
2.1 Sistema petrolífero e métodos de prospecção  
 
A teoria mais aceita para explicar a origem dos hidrocarbonetos, atualmente, parte 
do princípio do acúmulo e soterramento de diversos tipos de matérias orgânicas, como 
fitoplâncton e algas, submetidos a condições elevadas de pressão e temperatura por uma 
escala de milhões de anos. Thomas (2004) sugere que a ocorrência da geração do petróleo 
foi possível por meio da relação entre fotossíntese e irradiação solar, e também atribui a 
alteração da matéria orgânica às elevadas temperaturas do subsolo terrestre.   
Diversos mecanismos geológicos, combinados entre si, permitem a ocorrência dos 
hidrocarbonetos em alguma configuração de jazida. É necessário a existência de rochas 
do tipo geradora, reservatório e selante, além trapas e processos de geração e migração, 
como é representado em um sistema petrolífero na Figura 1.  
 
Figura 1. Sistema petrolífero 
Fonte: Adaptado de Meglhioratti (2015) 
 
No processo inicial de exploração, a etapa de prospecção busca identificar, com 
maior probabilidade, onde ocorrem as jazidas de petróleo e gás natural. A partir dos dados 





exploratório visando um melhor cenário de acumulação de hidrocarbonetos e 
aproveitamento dos investimentos, já que a perfuração de um poço demanda custos 
elevados na campanha exploratória. Entre os principais métodos geológicos e geofísicos 
utilizados, o potencial, a partir de sísmicas, possui destaque por registrar e processar as 
características da subsuperfície com maior qualidade (QUEIROZ et al., 2019). 
Sendo dividido entre refração e principalmente reflexão, o método sísmico 
representa hoje a maior parcela aplicada entre as técnicas de prospecção por reservas de 
petróleo e gás natural. Com a geração das ondas artificiais, ocorre a propagação através 
das diversas camadas rochosas contidas no subsolo. As ondas são refletidas e refratadas 
conforme as configurações geológicas das formações, retornando para a superfície em 
diferentes faixas de tempo e frequência, sendo recebidas por equipamentos que registram 
e mapeiam as informações (THOMAS, 2004).   
Em ambientes offshore, os métodos são empregados constantemente por meio de 
navios exploratórios que fazem uso de canhões de ar comprimido (SERCEL, 2018). Um 
esquema de levantamento sísmico em ambiente marítimo, exemplificando a campanha 
exploratória pelos reservatórios do Pré-Sal, pode ser observado na Figura 2. 
 
Figura 2. Exploração sísmica marítima 
 
Fonte: Sercel (2018) 
1) Emissão de ondas sísmicas através de canhões de ar comprimido 
2) As ondas são transmitidas e refletidas a partir das camadas geológicas 
3) A reflexão é detectada pelos hidrofones 





O processamento dos dados pode ocorrer em diversas formas e com variadas 
precisões. Com o avanço tecnológico, os métodos sísmicos se desenvolveram com 
modelos tri ou quadridimensionais, auxiliando ainda mais a precisão das atividades 
exploratórias em busca de acumulações comerciais de hidrocarbonetos. 
 
2.2 Engenharia de poços  
 
Como parte de uma campanha de exploração, complementando e sucedendo uma 
atividade de prospecção, a perfuração de um poço visa comprovar os indícios de reservas 
e todas as demais características geológicas da área investigada. Considerada uma das 
áreas com maior custo de investimento entre toda cadeia do setor petrolífero, a engenharia 
de poços pode ser classificada em três subdivisões: perfuração, avaliação de formações e 
completação.  
O projeto de um poço, de acordo com a ANP (2000), é executado a depender da 
finalidade, podendo ser um poço de exploração, explotação ou especial. É através do poço 
exploratório que ocorre a busca por hidrocarbonetos e também pelos perfis do 
reservatório. Já um poço explotatório ocorre após o êxito da ação exploratória e busca 
viabilizar e maximizar a produção de petróleo e gás natural. O poço especial é uma 
alternativa aplicada, mais casualmente, em situações para produção de água, por exemplo.  
Usualmente, a perfuração de um poço ocorre a partir do chamado método rotativo, 
realizado pela ação do movimento de rotação de uma broca que comprime a formação 
rochosa, provocando sua fragmentação (BANDEIRA, 2019). Como pode ser observado 
na Figura 3, a partir da ação, cascalhos são gerados e deslocados pelo espaço existente 
entre a parede do poço e a coluna de perfuração. O fluido de perfuração é injetado para 
auxiliar na retirada dos cascalhos e também proporcionar o resfriamento da broca durante 
a perfuração. As brocas podem ser dotadas de partes fixas ou móveis e são constituídas 






Figura 3. Sistema de circulação em uma coluna de perfuração. 
Fonte: Böhmer, 2016 
 
Toda estrutura de perfuração é localizada em uma sonda que fora, inicialmente, 
projetada para ambientes onshore. Gradualmente, novas adaptações surgiram para 
promover a atuação em atividades submarinas e hoje, com o desenvolvimento 
tecnológico, é possível que ocorram perfurações verticais, horizontais e até direcionais. 
Existem diferentes tipos de plataformas utilizadas para perfuração e dados 
disponibilizados pela Petrobras (2018) apontam que, no caso de poços offshore em águas 
ultraprofundas com lâminas d’água superiores a 2.000 metros, as principais plataformas 
flutuantes utilizadas são do tipo semissubmersível ou navio-sonda.   
Com o início das atividades de perfuração, os revestimentos utilizados são 
dispostos na forma de coluna e interligados aos equipamentos submarinos que compõem 
a cabeça do poço. Os equipamentos da cabeça do poço têm ainda a função de segurança 
e controle do fluxo dos fluidos operacionais, como por exemplo, o de perfuração. O 
retorno do fluido de perfuração para a plataforma, contendo cascalhos e outros sedimentos 
é feito através da linha riser, interligando o leito oceânico ao navio-sonda (THOMAS, 
2004).    
Paralelamente às atividades de perfuração, vários tipos de testes são realizados por 
equipamentos a fim colher dados físico-químicos como pressão, presença e fluxo de 
hidrocarbonetos, além de amostras de rochas originárias dos reservatórios, compondo o 
quadro de avaliação das formações.  
Com a realização da perfuração e posterior avaliação das formações, a etapa de 





(2005) aborda que a etapa de completação de poço é exercida muitas vezes em conjunto 
com a de perfuração, com objetivo principal de equipar e deixar o poço em condições 
operacionais para o início da produção.    
Em linhas gerais, as principais atividades ligadas à completação consistem na 
instalação de equipamentos na cabeça de poço submarino, no caso offshore, através de 
uma Árvore de Natal Molhada (ANM) e também componentes da coluna de produção. É 
possível citar ainda a utilização de fluidos de completação como forma de 
condicionamento operacional do poço, a avaliação da cimentação, técnicas de canhoneio, 
controle da produção de areia e indução de surgência (OLIVEIRA, SILVA e GOMES, 
2019).  
Os desafios existentes no setor de poços no Pré-Sal, principalmente a perfuração 
através das formações derivadas do sal, inicialmente dificultaram o avanço dos projetos 
e requereram novas tecnologias de engenharia (MARQUES et al, 2019). Exemplos como 
a adoção de materiais com metalurgia resistente às grandes quantidades de CO2 e 
condições extremas de profundidade e pressão, possibilitaram o desenvolvimento de um 
portfólio com know-how para operação em águas ultraprofundas. Assim, com o avanço 
da tecnologia, é possível observar na Tabela 1 a evolução dos projetos de poços no Pré-
Sal, alcançando reduções significativas e superiores a 70% no tempo de construção entre 
o período de 2010 a 2016. 
 
Tabela 1. Tempo médio de construção de poços marítimos 




Fonte: Elaborado pelo autor a partir de Petrobras (2018) 
 
2.3 Engenharia de reservatórios 
 
Responsável por gerir os reservatórios de hidrocarbonetos, a engenharia de 
reservatórios traça as melhores estratégias, do ponto de vista técnico-econômico, para a 
produção de petróleo e gás natural. A interatividade, comportamento e reações entre 





simulações em diversos softwares e programas computacionais, levando em consideração 
propriedades básicas como compressibilidade, mobilidade, saturação e os tipos de 
permeabilidade. Também é uma das finalidades da engenharia de reservatórios o cálculo 
de estimativa das reservas, seus volumes e frações recuperáveis.  
Além da influência das características geológicas da rocha e das físicas do fluido, 
segundo a literatura técnica, para a obtenção do parâmetro de fluxo através do meio 
poroso, assim como posteriores dados de produção, um dos principais métodos usados é 
o cálculo do Índice de Produção (IP), que leva em consideração a relação entre os dados 








                                                          (1) 
 
Onde: 
• Q = Vazão 
• Pe = Pressão estática (ou média) do reservatório 
• Pw = Pressão de fluxo no fundo do poço 
 
Segundo Pinheiro e Manhães (2016), as porcentagens líquidas e gasosas de uma 
mistura em um reservatório são determinadas através do posicionamento nas curvas dos 
pontos de bolha e orvalho, assim como a coexistência das duas fases é delimitada a partir 
das retas tangentes às curvas, chamadas de cricondenbárica e cricondenterma, indicando 
os limites de pressão e temperatura possíveis para coexistência. Um diagrama é 
apresentado e pode ser observado a seguir, na Figura 4, com o envelope de fases de uma 













Figura 4. Diagrama de fases de uma mistura 
 
Fonte: Rosa (2006) 
 
Sansone (2014) classifica os reservatórios em cinco tipos: Óleo (Black Oil), Óleo 
Volátil (Volatile Oil), Gás Retrógrado (Retrograde Gas), Gás Úmido (Wet Gas) e Gás 
Seco (Dry Gas). Principal vertente deste estudo, os campos do Pré-Sal e suas adjacências, 
em grande maioria, possuem reservatórios de óleo volátil, ou seja, produzem petróleo 
leve, porém, com grandes níveis de retração, liberando e gerando uma produção com 
volume significativo de gás natural associado. Além de hidrocarbonetos e água, os 
reservatórios também contam com parcelas significativas de contaminantes como sulfeto 
de hidrogênio (H2S) e principalmente CO2. 
Para a ocorrência da produção, além de condições geológicas favoráveis, 
internamente é preciso que o reservatório disponha de algum tipo de energia primária que 
promova o deslocamento dos hidrocarbonetos em direção ao poço. Em muitos casos, essa 
energia é conhecida pelo termo de mecanismo de produção natural. “São três os principais 
mecanismos de produção de reservatórios: mecanismo de gás em solução, mecanismo de 
capa de gás e mecanismo de influxo de água” (ROSA, 2006).  
O mecanismo de gás em solução é um dos modelos atuantes em reservatórios do 
Pré-Sal. Com o diferencial de pressão existente a partir da produção, ocorre a expansão 
das partículas de gás, auxiliando e maximizando a capacidade natural de produção nos 







Figura 5. Reservatório com mecanismo de gás em solução 
 
Fonte: Adaptado de Rosa (2006) 
 
Algumas soluções a fim de aumentar o fator de recuperação e a eficiência da 
produção são conhecidas pela indústria petrolífera, sendo aplicadas não necessariamente 
quando a energia primária de um reservatório entra em declínio, mas também como forma 
complementar aos mecanismos naturais de produção.  
Rosa (2006) aponta que os métodos de recuperação mais comuns, por vezes 
classificados como secundários ou convencionais, ocorrem através da injeção de fluidos 
que auxiliam não só na manutenção dos índices de pressão, mas também no varrido que 
proporciona o deslocamento dos hidrocarbonetos em direção ao poço. Fluidos como água 
e gases imiscíveis são inseridos diretamente nos reservatórios a partir dos chamados 
poços de injeção.  
Já os conhecidos na nomenclatura como métodos terciários, avançados ou 
Enhanced Oil Recovery (EOR), podem ser aplicados após ou até em conjunto com os 
métodos convencionais. Os métodos avançados visam complementar a eficiência na 
produção utilizando processos que interfiram no reservatório de outra maneira, 
principalmente alterando as propriedades existentes entre fluidos e rochas. Entre os 
métodos empregados, podem ser citados os térmicos, miscíveis, químicos, biológicos e 
até eletromagnéticos (GOMES, 2019). 
Devido ao grande volume de CO2 contido nos reservatórios do Pré-Sal, operações 
de captura, tratamento e reinjeção do contaminante foram elaboradas e implementadas 
como uma alternativa de inovação tecnológica. A reinjeção do CO2 é classificada como 
um método miscível, ou seja, oferece propriedade para se solubilizar ao óleo contido nos 
reservatórios, reduzindo a viscosidade e gerando assim maiores taxas de deslocamento do 





que vão desde estimulação até configurações de injeções contínuas ou alternadas com 
água, método conhecido como Water Alternating Gas (WAG).  
A reinjeção do contaminante produzido, em profundidades recordes, além de 
contribuir para elevar os índices de produção a partir de um método avançado de 
recuperação, vem solucionando também possíveis problemas ambientais. Estima-se que, 
até o ano de 2025, 40 milhões de toneladas de CO2 serão capturadas, separadas e 
reinjetadas em campos marítimos da costa brasileira (PETROBRAS, 2019).  
 
2.4 Elevação e processamento primário da produção 
 
Encerrando o ciclo de atividades ligadas ao upstream da engenharia de petróleo, a 
etapa de produção é responsável por elevar e tratar os fluidos produzidos em uma Unidade 
Estacionária de Produção (UEP). Entre os principais temas envolvidos nas atividades, 
subáreas como sistemas marítimos de produção, elevação, garantia de escoamento e 
processamento primário dos fluidos podem ser abordadas com objetivo de concluir, de 
certo modo, as atividades relacionadas à produção offshore de petróleo e gás natural. 
Diversos fatores influenciam na escolha da melhor configuração de UEP, tais 
como a lâmina d’água operacional, o tipo de completação do poço, as características 
marítimas da região de exploração e questões ligadas ao mercado, entre outros. Paiva 
(2019) indica que, devido as grandes distâncias e ultraprofundidades, os navios-
plataforma do tipo Floating Production Storage and Offloading (FPSO) são amplamente 
utilizados nos projetos com localizações remotas, apresentando vantagens como plantas 
de processamento e capacidade de armazenamento da produção.  
No contexto de arranjo submarino, basicamente, os trechos estáticos (flowlines) 
ficam apoiados no fundo do mar conectados na cabeça do poço e os dinâmicos (risers) 
são responsáveis pela interligação com a plataforma de produção, apresentando 
resistência para as diversas variações hidrodinâmicas que podem ocorrer (CARDOSO, 
2019). Os dutos podem ser rígidos, comumente de algum tipo especial de aço maciço, ou 
flexíveis, compostos por camadas de materiais que, além de permitirem flexibilidade, 
fornecem isolamento térmico e estruturas a prova de deformações físicas.  
O arranjo submarino típico dos campos brasileiros, como apresentado na        
Figura 6, possui uma configuração menos complexa do que os utilizados em outras partes 





e serviço. Além dos dutos flexíveis, há também uma linha termoplástica de umbilical 
eletro-hidráulico, formada por um conjunto complexo de cabos elétricos e mangueiras 
hidráulicas com acesso ao monitoramento e controle das válvulas do sistema operacional 
da ANM (SIGNORINI FILHO, 2019).  
 
Figura 6. Sistema submarino de desenvolvimento da produção no Pré-Sal 
 
Fonte: Andreolli (2018) 
 
Durante o escoamento nos trechos, outra especialidade muito importante é a 
garantia de escoamento (Flow Assurance). As atividades têm ligação aos aspectos de 
previsão, prevenção, mitigação e remoção de depósitos orgânicos, inorgânicos e outros 
tipos de ocorrências que interferem, de forma negativa, no escoamento da produção. São 
problemas como a ocorrência de hidratos, parafinas, asfaltenos, incrustações, corrosões, 
e intermitência severa, por exemplo (ANDREOLLI, 2017).  
Assim como em outras etapas de engenharia, nos risers também há necessidade 
de materiais especiais para proteger as estruturas internas. Devido ao ambiente 
extremamente corrosivo, diretamente relacionado às elevadas concentrações de CO2, dois 
casos de rompimento de linhas já foram registrados no Pré-Sal. Tecnicamente conhecido 
como Stress Corrosion Cracking, o fenômeno aconteceu pela primeira vez em 2017 e 





ambos os casos não houveram graves impactos ambientais (BRAZIL ENERGY 
INSIGHT, 2020).    
Com a abertura dos poços e início da produção, os fluidos chegam através da linha 
de coleta na UEP. Além de conter impurezas e contaminantes, inicialmente, é necessário 
separar as fases de óleo, gás e água. Para isso é preciso adequar os fluidos aos parâmetros 
com o processamento primário realizado em uma planta, como é simplificado na       
Figura 7. 
 
Figura 7. Esquema simplificado do processamento primário de fluidos 
 
Fonte: Petrobras (2007) 
 
Além do tratamento do petróleo, que é o principal objetivo econômico da 
operação, também têm destaque as plantas de processamento do gás natural e o 
enquadramento da água produzida nas especificações, seja para descarte ou reinjeção nos 
reservatórios. De acordo com Oikawa (2009), as plantas de processamento podem conter 
baterias de equipamentos como separadores trifásicos, trocadores de calor, hidrociclones, 
flotadores, desgaseificadores, filtros e tratamentos eletrostáticos.   
A unidade de processamento de gás natural tem como objetivo as consequentes 
etapas de compressão, resfriamento, desidratação e tratamento dos teores ácidos. Na 
desidratação, o composto tetraetilenoglicol (TEG) é utilizado e atua como um agente de 





a remoção de contaminantes ácidos, comumente utiliza processos de captura 
regenerativos, a partir de alcanolaminas como dietanolamina (DEA) e monoetanolamina 
(MEA) (BRAVIM, 2009). Outras tecnologias também podem ser empregadas para 
remoção de CO2, como adsorção, destilação criogênica e separações por membranas 
(LIMA, 2019), contribuindo como opções eficazes para a expansão das ações de Carbon 
Capture and Storage (CCS). 
Maiores níveis de concentração de CO2 exigem maiores capacidades para 
separação e, em consequência, o desenvolvimento de maiores plantas. Porém, o 
emparelhamento dos módulos de tratamento não é uma opção viável, principalmente 
devido a indisponibilidade de espaço físico no topside das plataformas (IBP, 2017).   
Assim, várias inovações vêm sendo desenvolvidas a fim de otimizar e compactar 
as plantas utilizadas para maiores concentrações do contaminante. O principal objetivo 
dos próximos anos, segundo o BNDES (2017), é a busca pela marinização das operações, 
ou seja, a transferência dos equipamentos da superfície diretamente para o leito 
submarino, envolvendo as etapas de separação, compressão e reinjeção de fluidos como 
água, gás e contaminantes. As tecnologias poderão proporcionar reduções de custo e 
também de tempo nas operações offshore. 
 
2.5 Dados da produção de petróleo e gás natural no Brasil  
 
Em 2019, a produção de petróleo no Brasil alcançou um aumento de quase 8% e 
ultrapassou, pela primeira vez, a marca de 1 bilhão de barris produzidos por ano. A 
produção anual de gás natural também apresentou um crescimento próximo a 9,5%, 
atingindo um volume de 40,86 bilhões de m³ (ANP, 2020).  
A Figura 8 expõe a evolução da produção brasileira onshore e offshore, a partir 
das formações do Pós-Sal e Pré-Sal. Os dados, representados pela somatória da produção 












Figura 8. Evolução da produção brasileira de petróleo e gás natural 
 
Fonte: ANP (2019) 
 
Em novembro de 2019, a média da produção total de petróleo foi de 3,09 
MMbbl/d, com aproximadamente 96,6% da produção com origem dos campos marítimos. 
Já a produção média de gás natural foi de 137 MMm³/d, sendo disponíveis um total de 
66,4 MMm³/d ao mercado e com 80,80% da produção com origem também dos campos 
marítimos. Através de 114 poços, o Pré-Sal foi responsável por 65,5% da produção 
nacional (ANP, 2019).  
Atualmente no Pré-Sal, toda parcela do gás produzido é disponibilizado ao 
mercado por meio de gasodutos, como é ilustrado na Figura 9. As instalações, conhecidas 
como Rotas 1, 2 e 3, em fase final de construção, estão localizadas na Bacia de Santos, 
pertencem à Petrobras e juntas contarão com capacidade para escoar volumes próximos 
a 45 MMm³/d (HAYASHI, 2017). Ainda segundo a ANP (2019), a Bacia de Santos, por 
meio de 18 campos, representou uma média de 62% do total de gás natural produzido no 
país no mês de novembro de 2019.  
Do restante produzido nos campos, uma parte é direcionada para consumo na 
forma de geração de energia nas instalações offshore, outra é queimada, como medida de 
alívio da produção a partir do flare e uma significativa parcela ainda é reinjetada nos 





operação, no entanto, é um método de recuperação que proporciona o aumento da pressão 
nos reservatórios e maximiza a produção de petróleo (ANP, 2019).  
 
Figura 9. Distribuição da movimentação de gás natural 
 
Fonte: ANP (2019) 
 
Com a entrada de novas empresas operadoras, aumento da produção e a 
necessidade de escoamento, novos projetos para gasodutos são cada vez mais discutidos 
para o polígono. Sendo assim, se especula para os próximos anos, com forte tendência a 
partir da iniciativa privada, a criação de novas rotas. Dados disponibilizados pela EPE 
(2019) no Plano Indicativo de Processamento e Escoamento de Gás Natural, 
esquematizado na Figura 10, indicam que os estudos mais recentes apresentam sete 
opções diferentes para a construção de três novas rotas.  
As análises na Bacia de Santos trazem opções de Rota 4 com uma capacidade de 
escoamento de até 20 MMm³/d. Já na Bacia de Campos, as Rotas 5 e 6 contam com uma 
capacidade de escoar até 12 MMm³/d de gás natural cada. Futuramente, caso os três 
projetos sejam construídos e integrados aos outros três gasodutos já existentes no Pré-Sal, 
a oferta do energético no litoral do sudeste brasileiro dobrará, alcançando um volume 









Figura 10. Gasodutos estudados no Pré-Sal das Bacias de Santos e Campos. 
 






















3. TECNOLOGIAS E O SETOR DE GÁS NATURAL LIQUEFEITO  
 
3.1 Ciclos criogênicos de liquefação  
 
Após ser produzido e tratado, o volume de gás natural disponível pode ser 
submetido à liquefação através de processos criogênicos. O GNL é obtido por meio da 
alteração da propriedade física das moléculas, passando do estado gasoso ao líquido, a 
partir de temperaturas negativas.   
A produção de GNL ocorre por meio de uma planta de liquefação e o processo é 
considerado complexo desde os aspectos técnico-operacionais até os fatores de 
viabilidade econômica. O gás natural é liquefeito em interface com um fluido refrigerante 
que é, repetidas vezes, submetido a processos de expansão e compressão que têm como 
finalidade retirar o calor e fornecer um resfriamento criogênico em temperaturas 
inferiores a -160ºC. Com a liquefação, o volume de gás natural pode ser reduzido em 
cerca de até 600 vezes (GRANADA, 2017). As etapas de liquefação, transferência, 
armazenamento e transporte de GNL são realizados próximos à pressão atmosférica, com 
bruscas variações alcançadas somente na propriedade de temperatura. 
A composição do gás natural para liquefação é constituída majoritariamente de 
metano que, em média, pode atingir valores de até 97%, com o restante sendo formado 
por frações de etano, propano e menores proporções de gases mais densos (ARAÚJO, 
2015). As plantas de liquefação podem demandar altos índices de energia, ainda mais 
quando localizadas em ambientes offshore, no caso de um navio FLNG e os diversos 
equipamentos utilizados, como misturadores, trocadores de calor, compressores, 
resfriadores, separadores e também, a depender do tipo de processo de liquefação no 
ciclo, sistemas contendo válvulas e turbinas.  
Cipolato (2008) aponta que um ciclo típico de refrigeração é formado por quatro 
equipamentos fundamentais: um compressor, dois trocadores de calor e uma turbina. 
Como esquematizado na Figura 11, após a compressão (1), energia é removida do fluido 
refrigerante através da troca térmica com o ambiente no trocador de calor (2). 
Posteriormente, através da expansão na turbina (3) ele é novamente resfriado e 
direcionado para o segundo trocador de calor (4), onde resfriará o fluido contido na linha 





Figura 11: Ciclo de refrigeração típico de um processo criogênico  
 
Fonte: Cipolato (2008) 
 
Para a liquefação através de processos criogênicos, diversos autores desenvolvem 
e apresentam estudos referentes aos tipos de ciclos mais utilizados nos casos industriais, 
subdividindo-os, principalmente, entre cascata, mistura de refrigerantes e de expansão. 
Com relação aos fluidos refrigerantes, que podem ser misturas ou puros, a utilização de 
hidrocarbonetos é comum devido aos níveis de temperatura requeridos pelo processo e 
também pela elevada disponibilidade dos mesmos em refinarias e outras instalações de 
produção (ARAÚJO, 2018).     
O ciclo cascata tem como característica uma operação de alta produtividade por 
meio de múltiplas etapas. Um dos fatos que surgem como desvantagem é a grande 
demanda para a área de implementação de sua planta, sendo uma opção praticamente 
restrita aos ambientes terrestres. O ciclo também apresenta elevados custos de 
investimento (CIPOLATO, 2008).  
Para os casos offshore, com limitações como disponibilidade de áreas e condições 
marítimas severas, os ciclos com plantas mais compactas e com menores escalas de 
produção surgem atualmente como opções viáveis técnica e economicamente. Entre os 
principais, destacam-se os ciclos a partir de fluidos refrigerantes mistos (MR) e os ciclos 
de expansão com nitrogênio (N2) (SONGHURST, 2016).  
A Figura 12 mostra um quadro comparativo entre as principais tecnologias 
aplicadas nos casos de navios de liquefação offshore. As tecnologias de refrigerante misto 
duplo DMR permitem maiores produções e são aplicadas na planta estrutural do Prelude 
FLNG, localizado na costa da Austrália, sob operação da Shell. Já a planta simples SMR 
é direcionada para projetos menores, como a embarcação Tango FLNG, presente no 





tecnologia de expansão por N2, é possível citar as plantas de liquefação dos navios FLNGs 
da NOC Petronas, da Malásia. (SONGHURST, 2016).  
 
Figura 12. Seleção das principais tecnologias de liquefação 
 
Fonte: Songhurst (2016) 
 
A partir do trabalho de Ngueyn et al (2017) os ciclos simples ou duplo de 
refrigerante misto são apresentados como alternativas atrativas para aplicações em 
pequena escala, principalmente devido ao baixo número de equipamentos da planta. O 
gás natural, rico em metano, é submetido ao resfriamento através de uma mistura de 
fluidos que pode conter variações de hidrocarbonetos como metano, etano, etileno, 
propano, butano, pentano e também nitrogênio, atingindo uma faixa de temperatura entre 
-165 e -162ºC. O processo é mostrado na Figura 13.  
No esquema, o príncipio é o mesmo citado anteriormente em um ciclo típico, com 
a mistura refrigerante passando por processos de compressão, resfriamento e 
posteriomente submetida ao trocador de calor (6 a 10). O resfriamento do fluido 
refrigerante misto é alcançado por efeito Joule-Thomsom com a expansão adiabática a 
partir de uma válvula onde a pressão é reduzida, reduzindo também a temperatura do 
refrigerante (7 a 8). Resfriada, a corrente é então direcionada para o trocador de calor 
principal (8 a 9), promovendo a diminuição da temperatura do gás natural (1 a 2) que 
também, através do efeito Joule-Thomsom, é liquefeito (2 a 3) (GOMES, 2018). Nas 
saídas, o volume obtido de GNL é subresfriado e armazenado (4) e a parcela remanescente 





No caso de um DMR, a principal diferença ocorre a partir do processo de 
compressão, promovendo a liquefação a partir de um ciclo duplo, geralmente com duas 
plantas SMR acopladas (ESTEVES et al, 2016).  
 
Figura 13. Fluxograma simplificado do ciclo SMR 
 
Fonte: Adaptado pelo autor a partir de Nguyen et al. (2017) 
 
Já nos ciclos expansores, a liquefação do gás natural ocorre por meio de processos 
de expansão utlizando, na maioria dos casos, o nitrogênio como fluido refrigerante puro. 
No processo, a eficiência dos expansores é considerada alta, com valores por volta de 
85%. Os índices de eficiência podem ainda aumentar com o acoplamento de novos ciclos 
na planta, no caso de um ciclo duplo de expansão. É considerado um ciclo simples e muito 
utilizado para liquefação offshore em pequena escala nos ambientes remotos (NGUEYN 
e OLIVEIRA JÚNIOR, 2017). Diferente dos ciclos com refrigerante misto, onde a 
compressão dos fluidos ocorre em até dois estágios devido aos menores níveis requeridos 
de pressão, nos ciclos expansores são comuns de três a quatro estágios na etapa de 
compressão  (NGUEYN et al, 2017). Ainda segundo os autores, o ciclo Brayton reverso 
atua no sistema e o resfriamento do nitrogênio é atingido através de um expansor que 
abaixa a pressão de vapor, extraindo trabalho, como pode ser observado na Figura 11. O 
trocador de calor aquece o N2, permitindo a diminuição da temperatura do gás natural nos 





O fluxograma, apresentado na Figura 14, retrata as correntes de gás natural, em 
amarelo, e a de fluido refrigerante, no caso nitrogênio, em azul. Entre os pontos (1 a 3), 
o gás é resfriado, liquefeito e subresfriado a partir de dois trocadores de calor. Já o ciclo 
do nitrogênio é composto paralelamente por etapas de resfriamento (7 a 8), expansão por 
meio de turbina (8 a 9), troca de calor com o gás natural (9 a 11), compressão (12 a 13) e 
pré-resfriamento (13 a 7).   
 
Figura 14. Fluxograma simplificado do ciclo de expansão simples 
 
Fonte: Adaptado pelo autor a partir de Nguyen et al. (2017) 
 
 Com relação a comparação entre os ciclos, Esteves et al. (2016) e Gomes (2018) 
elencam uma série de fatores que podem ser determinantes para a escolha da opção mais 
adequada para os diferentes tipos de casos. Os ciclos de expansão via nitrogênio têm 
simplicidade e autonomia operacional, porém podem apresentar baixas taxas de eficiência 
energética, com maiores índices de consumo de energia. Já os processos de refrigerante 
misto, apesar de também utilizarem ciclos mais simples, necessitam de acompanhamentos 
adequados no controle da composição do fluidos, por outro lado, os ciclos contam com a 
possibilidade de maior capacidade de produção. As principais características entre os 








Tabela 2. Principais características dos ciclos de liquefação 
 Refrigerante misto Expansão com nitrogênio 
Utilização comercial Sim Sim 
Eficiência de liquefação Alta Baixa 
Refrigerante inflamável Sim Não 
Espaço requerido Pequeno Grande 
Sensível a movimentos Sim Não 
Fonte: Elaborado a partir de Songhurst (2016) 
 
Com relação a configuração do fluido refrigerante, dentre as vantagens que o 
misto desempenha quando comparado ao puro, pode-se destacar a capacidade de 
flexibilidade do perfil das curvas de refrigeração para o gás natural que será liquefeito. A 
partir de um mix com vários fluidos, é possível ajustar os níveis de cada componente a 
fim de enquadrá-los com maior eficiência ao processo de liquefação como um todo 
(NGUYEN et al, 2017), como é exemplificado na Figura 15. Em uma substância pura 
como o nitrogênio, essa técnica não pode ser realizada.  
Por outro lado, cabe destacar que há diferença no estado físico dos fluidos 
refrigerantes nos diferentes ciclos. Enquanto a mistura de hidrocarbonetos opera 
inicialmente na fase líquida, o nitrogênio, como substância pura, é mantido na forma 
gasosa durante todo o processo, obtendo vantagens em, por exemplo, tempo de partida 
no início das operações e também na eficiência dos índices de transferência de calor 
(KOHLER et al., 2014).  
 
Figura 15: Comparação entre composição de fluidos refrigerantes 
 





3.2 Indicadores termodinâmicos 
 
Diversos métodos de análises de desempenho podem ser aplicados nos processos 
criogênicos de liquefação de gás natural. Em sua pesquisa, Assunção (2017) aborda três 
diferentes possibilidades de indicadores específicos para o caso.   
Primeiro, o autor define como “Trabalho líquido necessário por unidade de massa 
de GNL produzida”, o índice que quantifica a energia externa que o sistema de criogenia 
necessita para realizar o processo de liquefação. Por meio da relação entre consumo e 
geração através de equipamentos como compressores e turbinas, é possível obter um 
indicador que quantifica o gasto de energia que se deve ter para produzir determinada 
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Também é definida como forma de indicador a “Razão entre a energia liberada 
pela queima da massa de GNL produzida e o trabalho líquido necessário”, onde é possível 
demonstrar a razão entre a energia alcançada por meio do consumo da massa de GNL 
produzida e a parcela de energia externa que deverá ser disponibilizada particularmente 
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Há ainda a possibilidade de utilização da “Porcentagem do GNL que deve ser 
fornecido a uma turbina a gás que irá fornecer potência líquida necessária”, que indica a 
relação entre a vazão mássica de GNL que, sob condições apropriadas, deveria ser 
fornecida a uma turbina para a geração de potência necessária ao ciclo para produzir 
determinada massa de GNL (ASSUNÇÃO, 2017). O indicador é simplificado na Equação 















=                    (4) 
 
Na indústria criogênica, para os casos offshore, as plantas instaladas nos navios 
FLNGs são alvos constantes de novas pesquisas que têm como finalidade a otimização 
dos processos e a redução dos custos operacionais, alinhando também a busca para 
maximizar os índices de eficiência energética. Para isso, uma série de indicadores, como 
termodinâmicos, econômicos e físicos, que também podem ser chamados de indicadores 
específicos, são utilizados como dados comparativos para traçar os níveis de eficiência 
entre os ciclos de liquefação.  
Com ênfase nos desempenhos específicos de trabalho, envolvendo calor e energia, 
indicadores termodinâmicos permitem identificar e acompanhar fatores diretamente 
relacionados ao desempenho final nos sistemas, podendo apontar lacunas e resultar em 
melhorias. Um destaque importante nos processos termodinâmicos é a utilização de 
parâmetros indicativos. 
Já difundida e utilizada amplamente como um conceito para servir de indicador 
termodinâmico, a exergia pode ser apresentada como o trabalho que é possível de se 
executar como consequência de interações reversíveis com o ambiente. Araújo (2018) a 
define como o máximo trabalho obtido ao trazer uma matéria da condição atual até o 
equilíbrio com o ambiente de referência, também por métodos reversíveis. A análise da 
exergia pode englobar interações cinéticas, potenciais, térmicas, mecânicas e químicas e, 
através de seus parâmetros, é possível acompanhar dados como deslocamento energético, 
quantificação de perdas e reações no sistema.   
Com relação aos processos reversíveis, eles são definidos a partir da possibilidade, 
após a ocorrência de novos processos, de restauração às condições iniciais de todo o 
sistema e também dos elementos do ambiente (TESTER e MODELL, 1997). Em linhas 
gerais, reversibilidade é a capacidade que o sistema oferece de se recompor a condição 
inicial após algum processo. Já a irreversibilidade, é definida ao contrário, como a 
indisponibilidade de execução dos processos restaurativos ao estado inicial (DOURADO 
e MARCHIORI, 2019), como, por exemplo, pode ser o caso de processos naturais e reais.  
Nos casos práticos, a operacionalidade ideal surge a partir de condições favoráveis de 





A exergia física pode ser usada na análise dos ciclos de liquefação. Em 
comportamento oposto à energia, a exergia nos casos criogênicos não só cresce com a 
diminuição da temperatura, como também será sempre positiva. A análise de eficiência 
exergética ocorre baseada na Primeira e na Segunda Lei da Termodinâmica, a partir de 
avaliações como do que foi recuperado, da energia inserida no sistema, da geração de 
entropia e a diminuição de exergia (GHIORZI, 1997). 
Ghiorzi (1997) destaca ainda que o princípio essencial do método de análise 
ocorre a partir da variação de exergia entre os estados inicial e final. Outro destaque é que 
a avaliação do rendimento no sistema pode ocorrer setorialmente, o que permite investigar 
e determinar quais tipos de processos são mais prejudicais na planta como um todo, 
contribuindo para maximizar os níveis de eficiência.  
A análise exergética no desempenho de processos apresenta ainda conexão com 
questões econômicas e ambientais por se referir à apuração das características 
termodinâmicas em procedimentos onde ocorrem transformações de energia (ARAÚJO, 
2018).    
 
3.3 Navios FLNG 
 
Apesar da tecnologia criogênica ser aplicada na liquefação de gás natural há 
décadas a partir de instalações terrestres, o surgimento da tecnologia offshore é 
relativamente novo quando comparado a história da indústria petrolífera. São datados a 
partir da década de 1990, por meio de empresas petrolíferas, os primeiros projetos do 
chamado GNL embarcado em navios por meio de adaptações, a princípio com estruturas 
ainda restritas aos altos custos da planta de operação e também à pequena escala de 
produção (REVHEIM, 2009). O autor aponta ainda que, paralelamente ao 
desenvolvimento da tecnologia, o setor naval trouxe avanços de ponta para as unidades 
FPSOs, possibilitando a exploração de campos em ambientes remotos.  
Um dos primeiros projetos comerciais de um navio FLNG em atividade está 
situado na Malásia. A unidade foi denominada como PFLNG Satu e entrou em operação 
em 2017, fornecendo gás natural para o mercado asiático (PETRONAS, 2016).  
Já na costa ocidental da Austrália, em consórcio operado pela Shell, encontra-se 





flutuante de liquefação em operação no mundo, com a primeira carga de GNL vendida 
em junho de 2019 também ao mercado asiático (SHELL, 2020).  
Outros destaques vão para a unidade de pequeno porte Tango, em operação na 
costa argentina a partir do gás não-convencional de Vaca Muerta e com capacidade inicial 
de liquefazer 0,5 MTPA de gás natural (EXMAR, 2020) e também o Hilli Episeyo, de 
média dimensão, convertido a partir de um navio metaneiro e comercialmente operante 
em um campo maduro na costa de Camarões desde 2018 (PERENCO, 2020).    
A agência Oil & Gas IQ (2018) cita ainda que atualmente, além do PFLNG Satu 
em operação, a Petronas possui o PFLNG Dua em fase final de construção, programado 
para iniciar as operações em 2020. Outros novos projetos, como os africanos Fortuna e 
Coral South, planejados para Guiné Equatorial e Moçambique, respectivamente, têm 
previsões de operação a partir do ano de 2022.  
O avanço tecnológico citado anteriormente serviu também para alavancar o 
desenvolvimento da cadeia do gás liquefeito. Segundo a IGU (2019), além da liquefação 
em navios FLNG, a cadeia de produção offshore conta ainda com frotas navais no 
transporte, através dos navios metaneiros, e também unidades de regaseificação FSRU, 
ancoradas na costa litorânea.  
Um esquema comparativo entre a cadeia de GNL onshore e offshore, contando 
com as etapas de produção, liquefação, transporte e regaseificação, é apresentado na 
Figura 16. Entre as principais diferenças, o espaço utilizado nas instalações em alto mar 
é equivalente a apenas 60% do utilizado em terra, necessitando de uma planta compacta 
e de baixo peso. Os movimentos existentes na embarcação, como inclinação, rotação e 
oscilação também são desafios que impactam e acarretam em maiores custos operacionais 














Figura 16. Fluxograma comparativo entre as cadeias onshore e offshore 
 
Fonte: W. Won et al (2014) 
     
A configuração de um navio FLNG é semelhante a um FPSO, contando também 
com capacidade de produção, diversos tipos de processamento e estocagem em tanques, 
com a principal diferença sendo o ciclo de liquefação realizado a partir de plantas 
acopladas no topside da embarcação (ZHAO et al, 2011).  
Como apresentado na Figura 17, as etapas de tratamento e liquefação do gás 
ocorrem a partir de uma série de processos. Songhurst (2016) aborda trens como o de 
desidratação e remoção de mercúrio, e os de extração de condensados, onde são retirados 
volumes de propano e butano para posterior aproveitamento em outros setores de 
consumo. Também possui destaque a unidade de remoção de gases ácidos, especialmente 
CO2, com a utilização da técnica de aminas regenerativas. Após os processos, o gás 
contendo níveis majoritários de metano e etano é direcionado aos trens de liquefação. A 
configuração típica de uma embarcação conta ainda com acomodações, plantas de 












Figura 17. Arranjo típico de um FNLG 
 
Fonte: Songhurst (2016) 
 
Já liquefeito, o GNL é estocado em reservatórios criogênicos no casco, que 
também contam com espaço para estocar e transferir condensados e outros tipos de fluidos 
produzidos. Na área de armazenamento, os sistemas de refrigeração visam conservar o 
GNL em estado líquido e para isso uma grande quantidade de calor é produzida. Assim, 
o resfriamento constante do maquinário envolvido nas plantas se dá por meio de 
trocadores de calor supridos por risers que auxiliam na captação de água a baixas 
temperaturas no fundo do mar (SAKUGAWA e MOROOKA, 2017).   
De tempos em tempos, de acordo com o volume de produção e o armazenamento 
nos tanques, a atividade de offloading é programada e realizada para navios metaneiros 
em procedimentos parecidos com os que ocorrem com o petróleo cru em navios FPSOs, 
porém tecnicamente mais complexos, resultando em uma operação considerada de alto 
risco e com chances de colisão entre os navios, explosões, congelamentos, formação de 
nuvens de vapor e os temidos derramamentos (YEO et al, 2016).  
A depender das condições marítimas, como níveis de marés e ondas e também da 
localização dos tanques de estocagem, o transbordo de GNL para os metaneiros ocorre 
por meio de mangueiras criogênicas ou braços de carga, articulados em variadas 
combinações de posicionamento entre os navios (MAGALHÃES, 2019). A metalurgia 
presente nos equipamentos de transferência necessita ser especial de modo a isolar as 





Apresentada na Figura 18, a configuração side-by-side é a operação mais comum 
de offloading e geralmente é destinada para ambientes que apresentam condições 
marítimas mais favoráveis. Já em situações mais severas, a realização do transbordo é 
indicada entre a popa e a proa. Diversas tecnologias de arquitetura naval vêm sendo 
desenvolvidas a fim de garantir a segurança no processo, no caso de situações adversas 
como mar agitado e fortes correntes de vento, sistemas de ancoragem já fornecem 
estabilização contra ciclones leves, por exemplo (TechnipFMC, 2018).   
 
Figura 18. Offloading de GNL entre unidades paralelas 
 
Fonte: Höegh LNG (2019) 
 
Apesar do anúncio de novos projetos, o número de FLNGs ainda é pequeno 
quando comparado a outros, como os FPSOs. A tecnologia de GNL embarcado ainda está 
em desenvolvimento e tem pontos como a compactação da planta, eficiência energética e 
o alto custo operacional como as principais barreiras existentes.  
Diversas empresas atuam na cadeia de GNL, contando com instalações que vão 
desde unidades de liquefação até de transporte e regaseificação. No caso da infraestrutura 
dos terminais, supermajors e governos locais atuam em conjunto com fornecedores de 
bens e serviços, resultando em consórcios operacionais que envolvem, por exemplo, 







3.4 Transporte e terminais de regaseificação    
 
É a partir dos navios metaneiros, também conhecidos como carriers ou LNGC, 
que a logística comercial de GNL acontece globalmente. Um exemplo é apresentado na 
Figura 19, com o navio Arctic Princess. De acordo com a empresa Höegh LNG (2019), a 
embarcação tem como cliente a estatal norueguesa Equinor, possui uma capacidade de 
armazenamento de carga de 147.980 m³ e opera desde 2006 em um contrato de 
fornecimento vigente por 30 anos.   
 
Figura 19. Navio metaneiro Arctic Princess. 
 
Fonte: Höegh LNG (2019) 
 
Após a transferência do GNL para os metaneiros, as frotas rumam com destino 
aos terminais localizados na costa litorânea. Os navios possuem, em média, uma 
capacidade padrão de armazenamento de GNL que pode variar entre 30.000 a 265.000 
m³ (GRANADA, 2017). Os tanques, termicamente isolados para manter a temperatura 
interna próxima de –162 ºC, podem possuir formatos esféricos, retangulares e até 
prismáticos. Um navio com uma planta esférica é exposto na Figura 20. 
Ainda segundo Granada (2017), apesar do isolamento térmico das estruturas, uma 
parte de calor do ambiente externo pode ocasionar a vaporização das parcelas líquidas 





tornando também a carga de GNL mais pesada. Com relação a velocidade dos navios, a 
média pode variar de 15 a 18 nós, correspondendo a aproximadamente 28 a 33km/h.  
 
Figura 20. Planta de um navio metaneiro esférico, 
 
Fonte: Alimonti (2004) 
 
Ao atracar na costa, a transferência para os terminais de recebimento e posterior 
regaseificação pode ocorrer a partir de estruturas fixas em cais, porém, o mais empregado 
é a utilização de uma outra unidade marítima. A embarcação Floating Storage and 
Regasification Unit (FSRU) possui a função de receber, armazenar, vaporizar e escoar o 
energético através de gasodutos para a rede de distribuição ou especificamente, suprir 
usinas termelétricas movidas a gás natural importado (DA SILVA, 2018).   
Atualmente, em larga escala, as unidades exercem a função de recebimento das 
importações nos terminais marítimos, com várias unidades em operação ao redor do 
mundo. A operação de offloading entre um navio metaneiro e um FSRU é exposta na 
Figura 21. W. Won et al. (2014) apontam que o FSRU possui plantas de regaseificação 
que operam a partir de processos de vaporização, objetivando o aumento de temperatura 
por meio de trocadores de calor e a posterior transformação da propriedade física do 












Figura 21. Operação de offloading entre metaneiro e FSRU 
 
Fonte: Höegh LNG (2019) 
 
No mesmo trabalho, W. Won et al. (2014) destacam também o tipo de ancoragem 
das embarcações, já que há variação e necessidade de um plano específico para cada 
condição de operação. Ambientes que contam com climas polares e temperaturas 
negativas ou propícios aos variados tipos de desastres naturais, como furacões e 
terremotos, demandam arranjos com sistemas mais complexos, os tornando 
consequentemente mais caros. Entre os principais sistemas de ancoragem, destacam-se 
spread mooring, Differentiated Complacent Anchoring System (DICAS), dinâmicos de 
posicionamento e turret mooring. O esquema tridimensional das configurações de um 














Figura 22. Estrutura tridimensional de um FSRU com ancoragem turret 
 

























4. OVERVIEW DO MERCADO DE GÁS NATURAL LIQUEFEITO  
 
4.1 Destaques nacionais  
 
No Brasil, apesar da abundância de recursos petrolíferos do Pré-Sal, a inserção do 
gás natural no mercado nacional ainda apresenta dificuldades que se justificam pela 
limitada infraestrutura de transporte e distribuição, além de ter como concorrentes as 
opções de importação. No consumo, entre os destaques existentes, diversos índices 
apontam o setor industrial como o principal consumidor em volume de gás no país, 
mesmo em períodos recentes como de recessão econômica. São exemplos as indústrias 
metalúrgica, química e de papel e celulose (CAVALINI, 2017).  
A geração elétrica aparece em seguida com índices de destaque quando há 
necessidade de complementariedade através do acionamento das termelétricas, 
principalmente nos períodos de estiagem e crises hídricas. Segundo Aneel (2008), além 
da produção exclusiva de energia elétrica, o gás natural também pode ser empregado na 
cogeração, onde também se extrai calor e vapor para utilização em processos industriais. 
Há também consumo em outros setores, como automotivo, comercial e residencial. Em 
julho de 2019, o balanço de gás natural no Brasil apontou uma demanda total de 
aproximadamente 75,8 MMm³/d, com importação de 30,70% ou 23,63 MMm³/d (MME, 
2019).  
A Figura 23 apresenta um gráfico referente a cadeia de gás natural no Brasil nos 
últimos anos. Chambriard (2018) aponta que o consumo de gás no Brasil é bastante 
dependente do regime das chuvas, ou seja, a partir do acionamento de termelétricas 
quando há menos volume nos reservatórios das hidrelétricas. Devido a essa oscilação na 
demanda, é justamente a partir do GNL que o fornecimento de gás no país vem sendo 
regulado com mais facilidade. Na imagem a seguir, embora a produção de gás nacional 
seja crescente, uma parcela substancial ainda é reinjetada nos campos marítimos. O 
complemento ao volume disponibilizado ao mercado é realizado por meio das 
importações que possuem, claramente, um movimento de flutuação que se adequa à 








Figura 23. Produção, importação e disponibilização de gás natural no Brasil 
 
Fonte: Chambriard (2018) 
 
As importações podem acontecer por via terrestre a partir do Gasoduto Bolívia-
Brasil (Gasbol), com 3.150 km de extensão, ligando a produção boliviana ao território 
brasileiro, atravessando as regiões Centro-Oeste, Sudeste e Sul. A outra opção existente 
é realizada por via marítima a partir dos terminais de regaseificação, com números 
crescentes registrados devido a competitividade ocasionada pelos baixos preços 
internacionais. Países como Nigéria, Trinidad e Tobago, Noruega e Estados Unidos 
exportam GNL regularmente para o Brasil (MME, 2019). Nos próximos anos, com a 
promoção de programas de políticas públicas como o Gás para Crescer e o Novo Mercado 
Gás, a abertura e o acesso às infraestruturas de regaseificação vêm sendo amplamente 
planejados com uma forte tendência para o surgimento e crescimento de novos agentes 
importadores de GNL no país.    
Atualmente, existem três terminais de regaseificação operantes no Brasil que, 
através da ligação por meio de gasodutos, suprem termelétricas localizadas nas 
proximidades e também fornecem gás natural para a malha de transporte. Os terminais 
flutuantes pertencem à Petrobras, operam a partir de unidades FSRUs localizadas na faixa 
litorânea das regiões Sudeste e Nordeste. Juntas, as instalações fornecem ao Brasil um 
papel de destaque na América Latina, com uma capacidade de regaseificação próxima a 





O terminal com maior infraestrutura encontra-se na costa do Rio de Janeiro, na 
Baía de Guanabara e, à época da instalação, chegou a ser considerado o maior navio do 
mundo na categoria FSRU. No Nordeste, na cidade de São Gonçalo do Amarante (CE), o 
Terminal de Pecém fornece gás para as termelétricas cearenses. Já em Pituba, na cidade 
de Salvador, o Terminal de Regaseificação de GNL da Bahia (TRBA) é o mais novo da 
estatal em operação no Brasil.  
A necessidade de um acesso independente da Petrobras fez com que novos 
investimentos privados surgissem no setor, desvinculando-se da dependência da estatal 
como única opção de importação. Assim, outros dois projetos estão em fase de construção 
e têm previsão para entrar em operação em 2020.  
O primeiro terminal anunciado está localizado no complexo do Porto do Açu, na 
cidade São João da Barra (RJ). O polo conta com grandes perspectivas de operação a 
partir do gás, com projetos que visam expandir a capacidade de escoamento por meio de 
gasodutos e terminais de regaseificação, processamento em uma Unidade de Tratamento 
de Gás Natural (UTGN) e geração de energia através de parques termelétricos. Conta 
ainda como principal vantagem, o fato de estar geograficamente próximo à área do Pré-
Sal. Com previsão para ser concluído em 2019, o terminal prevê uma capacidade de 
regaseificação de 21 MMm³/d a partir do FSRU BW Magna (ACCIONA, 2019).  
O segundo terminal privado em execução está localizado no estado de Sergipe, no 
município de Barra dos Coqueiros, e está sendo projetado para abastecer, além do setor 
industrial, um conjunto termelétrico de grande porte, com capacidade de geração de 1,5 
MW (CELSE, 2020). As obras, em fase de conclusão, já contam com testes de operação 
e têm previsão de inauguração ainda para o primeiro semestre de 2020. A construção do 
terminal é de responsabilidade das Centrais Elétricas de Sergipe S.A. (CELSE), uma 
joint-venture entre as empresas EBrasil e Golar Power (Abegas, 2019). O terminal de 
regaseificação contará com uma capacidade de 21 MMm³/d a partir do FSRU Golar 
Nanook, já ancorado na costa sergipana (EPE, 2019). 
Além dos dois projetos previstos e em fases finais de construção, um número 
significativo de terminais é, atualmente, objeto constante de análises por parte de 
empresas e consultorias especializadas. Os projetos, com diferentes configurações e 
escalas operacionais, vêm surgindo a partir de investimentos e parcerias com o setor 
privado em todas as regiões litorâneas. A nova tendência beneficia principalmente áreas 





Nordeste, que terão novas opção de acesso e posterior interiorização do energético. A 
localização dos projetos em estudo, previstos e existentes é apresentada em um mapa na 
Figura 24. 
 
Figura 24. Terminais de GNL no Brasil 
 
  Fonte: EPE nota técnica (2019) 
 
4.2 Destaques internacionais 
 
No segundo semestre de 2019, a relação de reservas provadas de gás natural no 
mundo totalizou 197 trilhões m³, com quase 60% do volume distribuídos entre os 
territórios da Rússia, Irã, Catar e Turcomenistão. Já a produção contou com uma média 





Destaque na produção de gás natural, os Estados Unidos se inverteram, em poucos 
anos, da posição de importadores para exportadores. O crescimento ocorreu através da 
exploração do shale gas, um recurso não-convencional obtido pelo faturamento 
hidráulico de folhelhos. Dados da EPE (2019) apontam que a produção norte-americana 
teve um progresso promovido pelas formações não-convencionais da Bacia do Permian, 
entre os Estados do Texas e o Novo México, resultando em uma produção média de 2,6 
bilhões m³/d no ano de 2019, um crescimento de 10% quando comparado ao ano anterior. 
Para a exportação, projetos de gasodutos foram construídos com objetivo de interligar as 
zonas produtoras até plantas terrestres de liquefação no Golfo do México (PJG, 2019). 
Em outro ponto citado pela EPE (2019) com relação aos recursos não-
convencionais, cabe ainda destaque para a formação de Vaca Muerta, localizada na 
província argentina de Neuquén. Em 2019, a produção na Argentina atingiu o volume de 
140 milhões m³/d, com contribuição majoritária de Vaca Muerta. A produção atingiu os 
maiores valores da última década, permitindo a exportação para países como Chile e, a 
partir do FLNG Tango, a primeira carga comercial de GNL, destinada ao Brasil por 
intermédio da Petrobras. Com o ingresso da Argentina, atualmente subiu para 20 o 
número de países exportadores de GNL (REUTERS, 2019).     
Informações apresentadas pela International Gas Union (IGU) (2019), apontaram 
números de crescimento pelo 5º ano consecutivo e registraram valores recordes no 
mercado global de GNL, com o ranking dos principais países exportadores se 
configurando da seguinte maneira, em ordem decrescente: Catar, Austrália, Malásia, 
Estados Unidos, Nigéria e Rússia. 
Na Figura 25, é apresentado um gráfico contendo a tendência de produção nos 














Figura 25. Exportações de GNL a partir de uma seleção de países (2014-2024) 
 
Fonte: Elaborado pelo autor a partir de IEA (2019) 
 
É possível observar que, enquanto a produção do Catar deverá se manter estável, 
a produção russa poderá crescer a partir da operação de novas instalações na península de 
Yamal e também do gasoduto Power of Siberia, em suprimento ao mercado chinês.  O 
mesmo ocorre na Austrália que já possui reflexos do recente incremento do FLNG Prelude 
e outros projetos à vista, com chances reais de equiparar a produção do Catar (IGU, 2019). 
Nos Estados Unidos, caso a produção de shale gas se mantenha em crescimento, há 
grande possibilidade de, já na década de 2020, o país alcançar o topo das exportações. 
Em 2019, os índices de exportação do país atingiram recordes, crescendo cerca de 60% 
em comparação ao ano de 2018 (REUTERS, 2019).  
Já as importações, cerca de 46% do volume de gás natural é movimentado na 
forma de GNL segundo dados da BP (2019). No último ano, houveram inaugurações de 
novos terminais de regaseificação no Panamá e também em Bangladesh. Dados recentes 
da IGU (2019) mostram o continente asiático como principal destino para as cargas de 
GNL. Encabeçada pelo Japão, a relação é seguida por China, Coreia do Sul e Índia, 
compondo aproximadamente 63% do total das importações em 2019.   
Para os próximos anos, o gráfico contido na Figura 26 retrata que, caso o avanço 
do desenvolvimento econômico prevaleça, a China deverá ultrapassar o Japão e se tornar 
o maior importador de GNL do mundo. O mesmo movimento de aumento no consumo 

















de fertilizantes, complementando a baixa oferta da produção doméstica. Já na Europa, o 
comportamento da curva é justificado devido à redução da produção no Mar do Norte. 
Para o continente, a importação via liquefação tem como concorrência os gasodutos, 
principalmente da Rússia e do norte da África (IGU, 2019). 
 
Figura 26. Importação de GNL a partir de uma seleção de países (2014-2024) 
 
Fonte: Elaborado pelo autor a partir de IEA (2019) 
 
Com grandes investimentos em projetos e recordes na produção de GNL, os 
volumes de oferta superaram os níveis de demanda, ocasionando, naturalmente, a queda 
de até 60% nos preços da commodity no mercado internacional em 2019. Segundo o 
Independent Commodity Intelligence Services (ICIS) (2019), além do excesso de oferta, 
estações mais amenas de inverno nos continentes asiático e europeu também tiveram 
influência na queda da demanda e, consequentemente, dos preços.   
Destaque na oferta, a elevação da produção a partir do shale gas nos Estados 
Unidos e a ampliação da malha de gasodutos tiveram impacto nos preços praticados na 
categoria Henry Hub, um dos principais indicadores econômicos para o mercado de gás 
natural (EPE, 2019). O comportamento ainda continua, com o preço oscilando, em média, 
por volta de US$ 1,84/MMBtu durante os primeiros dias do mês de fevereiro de 2020. 
Para efeito de comparação, em novembro de 2018 o preço atingiu valores próximos a 


















Segundo a agência Sputnik (2020), com o aumento desenfreado da produção, 
queda na demanda e o constante declínio nos preços do energético, analistas do Bank of 
America apontam a possibilidade de um colapso iminente no mercado de GNL. Com 
previsão de produções pouco rentáveis, se não houver um equilíbrio no setor energético 
norte-americano ao longo do ano, o impacto poderá ser sentido, de maneira mais grave, 
em projetos, companhias de gás, acionistas e credores de investimento, com reflexo na 




































5. ESTUDO DE CASO  
 
Através de um consórcio formado por duas empresas petrolíferas, a proposta de 
estudo de caso tem como objetivo principal realizar a comparação entre dois cenários que 
visam o fornecimento de GNL a um terminal brasileiro.   
Na primeira opção, o Cenário 1 apresenta a proposta de fornecimento através da 
implantação de um projeto de liquefação em campos do Pré-Sal da Bacia de Santos. Os 
campos analisados estão localizados na extremidade leste do polígono e serão operados, 
futuramente, em consórcio formado entre as empresas ExxonMobil e Qatar Petroleum 
International (QPI). 
Na segunda opção, o Cenário 2 aborda a alternativa de fornecimento via 
importação. A planta de liquefação, localizada no Estado do Texas, nos Estados Unidos, 
pertence à joint-venture Ocean LNG, uma parceria fundada para comercialização global 
de GNL e que, assim como os campos do Pré-Sal citados no Cenário 1, também pertence 
à ExxonMobil e à QPI.  
Com os resultados, a comparação entre os cenários pretende evidenciar e debater 
as principais vantagens e desafios existentes em um possível fornecimento de GNL ao 
mercado brasileiro através da produção doméstica e a importação do energético a partir 
do mercado internacional. A descrição detalhada do terminal, assim como dos cenários, 
ocorrerá ao decorrer do capítulo.  
 
5.1 Seleção do Terminal Gás Sul 
 
Para o presente estudo, a opção considerada como destino de GNL é o Terminal 
Gás Sul (TGS), localizado na cidade de São Francisco do Sul, no Estado de Santa 
Catarina. Os investimentos para o desenvolvimento do terminal partem da empresa Golar 
Power, uma joint-venture entre a norueguesa Golar LNG e o fundo americano Stonepeak 
Infrastructure Partners (EPBR, 2019).   
Com previsão de operação a partir de 2022, o terminal surge como uma nova 
possibilidade de oferta de gás na Região Sul. Em dados apresentados pela EPE (2019) no 
Plano Indicativo de Gasodutos, um projeto para interligar o terminal ao Gasbol é 
detalhado. Nele, a partir de um gasoduto de 31 km de extensão e 20” de diâmetro, o 





Garuva. Nesse mesmo plano divulgado pela EPE, a possibilidade de fornecimento de gás 
para a Usina Termelétrica (UTE) Norte Catarinense também é exposta. Com o novo 
fornecimento, a UTE Norte Catarinense, a partir de uma parceria entre a Golar Power e a 
empresa Engie, dobraria a capacidade operacional para até 1,2 GW (Canal Energia, 
2019). O projeto do terminal já possui licenças, pareceres e habilitação para os próximos 
leilões de energia nova A-4, A-5 e leilão de reserva, possibilitando um aumento de até 
40% na oferta de gás natural na Região Sul (MODAL, 2020).  
A unidade de regaseificação do terminal deverá ter configurações parecidas com 
as outras existentes no Brasil e que também foram projetadas pela Golar Power, como a 
já instalada no terminal da CELSE em Sergipe. O terminal será capaz de armazenar 
aproximadamente 160 mil m³ de GNL e regaseificar até 15 MMm³/d  a partir de um FSRU 
projetado para ser posicionado na Baía de Babitonga e interligado à costa a partir de um 
gasoduto submarino de aproximadamente 2 km (TGS, 2019). 
O projeto já se encontra em processo de licenciamento ambiental, recebendo no 
primeiro trimestre de 2019, do Instituto do Meio Ambiente de Santa Catarina, as licenças 
prévias para o terminal de regaseificação e também para o gasoduto de transporte (EPE, 
2019). Atualmente, a proposta se encontra na etapa de estudos indicativos para a decisão 
final de investimento e obtendo-se o aval da análise econômica, a construção das obras 
terá início. Segundo a Abegás (2019), o investimento médio para a construção de um 
terminal do porte anunciado é de aproximadamente US$ 400 milhões.  
Na Figura 27, a área do TGS é apresentada, com a localização do terminal 
proposto, da UTE, assim como os consumidores industriais (em pontos rosas) e os 
gasodutos de interligação (em vermelho), de transporte (em amarelo) e de distribuição 
(em verde).  
Na elaboração do presente estudo de caso, o Terminal Gás Sul (TGS) foi escolhido 
devido a este ser o primeiro projeto do tipo na Região Sul e assim apresentar grandes 
expectativas, como a possibilidade de aumento e diversificação do fornecimento de gás 
natural para os setores industrial e elétrico dos Estados de Santa Catarina, Paraná e Rio 









Figura 27. Terminal TGS e adjacências 
 
Fonte: Adaptado do pelo autor a partir de EPE (2019) 
 
5.2 Cenário 1: Fornecimento de GNL através de liquefação no Pré-Sal  
 
5.2.1 Seleção dos blocos S-M-534 e S-M-536 
 
A área selecionada para análise no estudo de caso conta com dois blocos e está 
localizada na Bacia de Santos, na extremidade leste do polígono do Pré-Sal. Os campos 
estão posicionados de forma paralela e situados a 344 km de distância da costa do Rio de 
Janeiro, em uma lâmina d’água de operação que pode atingir até 2.500 m de profundidade.  
O primeiro campo a ser apresentado foi denominado S-M-534 e conta, em sua 
área de 453,48 km², com a possibilidade de conter reservatórios com volumes 
significativos de hidrocarbonetos na formação geológica de Titã. A partir de dados 
técnicos disponíveis pela ANP (2018), o volume de óleo in place (VOIP) estimado para 
o bloco é de aproximadamente 3,9 bilhões de barris de óleo. VOIP é definido como o 





calculado para um campo ou formação. O segundo campo, S-M-536, é limítrofe ao 
apresentado anteriormente e segue as mesmas características, contando também com uma 
formação geológica importante na sua área, designada como Pandora. Para este bloco, o 
VOIP estimado é de 1,7 bilhão de barris de óleo. A localização e as características 
geológicas dos blocos são apresentadas na Figura 28.  
 
Figura 28. Mapa estrutural dos blocos propostos para estudo de caso. 
 
Fonte: Adaptado de ANP (2018) 
 
Conforme anteriormente exposto, os blocos em questão possuem grande potencial 
para o descobrimento de jazidas que contenham acúmulos petrolíferos comercialmente 
recuperáveis. A partir da análise dos dados sísmicos disponíveis pela ANP (2018) nos 
editais dos leilões é possível identificar e caracterizar um sistema com reservatórios 
propícios para ocorrência de petróleo e gás natural, principalmente quando se leva em 
consideração o histórico geológico do Pré-Sal, com baixíssimos índices de risco 
exploratório. A partir de apresentações técnicas da avaliação geológica dos blocos, foi 
informado que os reservatórios citados podem possuir uma coluna de óleo que varia de 





Segundo os boletins de diretrizes ambientais também publicados pela ANP 
(2018), os blocos em questão foram considerados aptos às atividades de exploração e 
produção, sendo ambientalmente licenciados. O parecer técnico foi emitido pelo Grupo 
de Trabalho Interinstitucional de Atividades de Exploração e Produção de Óleo e Gás 
(GTPEG), um agrupamento formado pelo Ministério do Meio Ambiente (MMA), 
Governo Federal, Instituto Brasileiro do Meio Ambiente e dos Recursos Naturais 
Renováveis (IBAMA), Instituto Chico Mendes de Conservação da Biodiversidade 
(ICMBio) e Agência Nacional de Águas (ANA).      
Os blocos foram oferecidos e arrematados em leilão por meio da 15ª rodada de 
Concessão e da 5ª rodada de Partilha da Produção, ambos realizados por meio da ANP 
nos dias 29/03/2018 e 28/09/2018, respectivamente. Os modelos de contrato distintos se 
justificam porquê, como pode ser observado anteriormente na Figura 28, a formação Titã 
se estende e adentra ao polígono do Pré-Sal, fazendo-se necessário a utilização do regime 
vigente na área, no caso, o de Partilha da Produção. No caso da formação Pandora, 
também há uma extensão. A formação se prolonga em direção ao norte, no bloco 
fronteiriço C-M-789, já na Bacia de Campos e operado por outro consórcio. O bloco, no 
entanto, encontra-se fora da demarcação do Pré-Sal e assim é cabível ao modelo de 
Concessão.  
O consórcio vencedor dos dois blocos é composto pela supermajor ExxonMobil, 
que desempenhará a função de operadora, e a QPI. Um comparativo entre os principais 
dados dos leilões é apresentado na Tabela 3. No caso do campo Titã, a porcentagem em 
excedente em óleo oferecido à União que determinou a vitória do consórcio foi de 
23,49%, gerando um ágio de 146,48% ao valor mínimo previsto em edital. Já o bônus de 
assinatura, com o contrato dos dois blocos sendo assinados entre setembro e dezembro de 
2018, totalizou um montante próximo a R$ 3,29 bilhões para a União. Futuramente, com 
o desenvolvimento da produção, os blocos gerarão também receitas para os cofres 











Tabela 3. Comparativo entre os leilões dos blocos propostos para estudo de caso 
Bacia Campo Consórcio Modelo Bônus 
(R$ milhões) 
VOIP  
(milhões de barris) 





Santos S-M-536 ExxonMobil (64%), 
QPI (36%) 
Concessão 165,00 1.700,00 
Fonte: Elaborado pelo autor a partir de ANP (2018) 
 
Conhecido e evidenciado ao longo deste trabalho, um dos principais empecilhos 
que surge com a produção no Pré-Sal é a alta concentração de CO2 contida nos 
reservatórios. Por isso, algumas premissas específicas também deverão ser adotadas na 
área exemplificada, destacada em verde na Figura 29. 
Na imagem, é possível notar a elevada heterogeneidade nos volumes de CO2 
distribuídos na região, com uma variação de 0 (áreas azuis) até 80% (áreas vermelhas).  
O volume do contaminante associado ao gás natural é um fator crucial na 
produção, quanto maiores as concentrações de CO2, mais etapas de processamento são 
necessárias, impactando diretamente nos custos finais. Para que o gás natural produzido 
no Pré-Sal apresente competitividade no mercado brasileiro de consumo, este deve ter um 




















Figura 29. Mapa de concentração de CO2 na Margem Leste 
 
Fonte: Adaptado de EPE (2019)  
 
Segundo a agência EPBR (2019), a ExxonMobil já possui aval da ANP para o 
desenvolvimento do Programa Exploratório Mínimo (PEM) de Titã. O prazo para a fase 
de exploração é de sete anos a partir da assinatura do contrato, com o primeiro poço, dos 
seis até então planejados para os prospectos de Titã e Pandora, previsto para o ano de 
2020. A expectativa é que, após a declaração de comercialidade das áreas, os primeiros 
volumes produzidos estejam disponíveis até o ano de 2025 e por um cenário produtivo de 
40 anos. 
A possibilidade de concentrar a produção dos blocos pode ser justificada devido 
à proximidade dos mesmos e também por existir a mesma configuração dos consórcios 
que os operarão. As formações Titã e Pandora, juntas, podem conter reservas de até 5,6 
bilhões de barris in place, sendo um ativo promissor. No momento da elaboração deste 
estudo de caso, como a etapa de desenvolvimento dos campos se encontra ainda na fase 
inicial, será necessário a adoção de premissas para indicação das probabilidades de 
produção.  
Do volume produzido, será considerado que aproximadamente 15% terá como 





meio de flare, essa porcentagem, com uma leve margem de acréscimo, está baseada nos 
dados de movimentação de gás natural apresentados Figura 9. Da produção disponível, 
uma parte será liquefeita conforme a capacidade máxima de liquefação do projeto de 
FLNG selecionado e, caso seja necessário, uma parcela remanescente terá como destino 
outras operações e, em último caso, a reinjeção. 
Com relação à proposta de destino do GNL produzido nos campos analisados, é 
necessário destacar o fato de que a operadora ExxonMobil manifestou interesse junto à 
ANP, em abril de 2019, para realizar o fornecimento de gás natural na Região Sul a partir 
do Terminal Gás Sul (EPBR, 2019).  
Assim como no terminal sergipano da CELSE, onde a ExxonMobil também tem 
contrato firmado, possivelmente, o fornecimento deverá ocorrer por meio da Ocean LNG, 
uma joint-venture criada justamente entre a ExxonMobil (30%) e a QPI (70%), 
apresentada com mais detalhes na seção 5.3. O cenário então se justifica com coerência 
para a escolha de análise dos campos de produção e o terminal de regaseificação 
retratados neste estudo de caso, com as mesmas empresas detendo participações no Brasil 
tanto na produção de gás natural quanto nos contratos de fornecimento de GNL. 
 
5.2.2 Apresentação dos projetos de FLNG  
 
Para o investimento no processo de liquefação da produção de gás natural nos 
campos, três projetos com diferentes configurações são propostos. As opções possuem 
capacidades de liquefação semelhantes e foram desenhadas com base no volume médio 
de produção de gás natural adotado como premissa para o estudo de caso, detalhado na 
seção 6.1.1.  
O que difere os projetos são os números de unidades FLNG, o CAPEX e o custo 
de produção de cada planta, formado pelos custos de liquefação e custos operacionais. A 
principal fonte de consulta dos dados para elaboração e comparação entre os projetos 
ocorreu a partir do autor Songhurst (2018), vinculado ao Instituto de Energia da 
Universidade de Oxford. 
No mercado internacional, o preço do gás liquefeito encontrado utilizado como 
parâmetro é chamado de Free on Board (FOB). O FOB do GNL produzido e embarcado 
na origem da liquefação, representado em US$/MMBtu, é constituído a partir da 





e os custos de produção de cada planta de liquefação. O FOB será o principal meio de 
comparação entre as diferentes configurações dos projetos de liquefação propostos no 
estudo de caso.  
Para a formação do FOB, o gas feed será calculado com base nas análises de 
produção do campo, apresentando relação direta com a concentração de CO2 adotada. O 
custo de liquefação é conhecido a partir da relação entre CAPEX e capacidade de 
liquefação do projeto, baseando-se em dados já disponíveis na literatura. Já o OPEX, ou 
custo operacional, engloba diversos atributos como mão de obra, manutenção, 
combustível, suprimento e seguros, por exemplo (SONGHURST, 2016). 
O FOB é então formado pelo custo de produção do gás natural e o custo de 
liquefação ou de produção do GNL, representado pelo CAPEX e OPEX. Ao FOB, como 
é apresentado na Equação (5), também é adicionado o frete para o destino do GNL, 
formando assim o custo final dos projetos, que será apresentado e discutido na seção 





) = 𝒑𝒓𝒐𝒅𝒖çã𝒐 𝒅𝒐 𝒈á𝒔 𝒏𝒂𝒕𝒖𝒓𝒂𝒍 +  𝒑𝒓𝒐𝒅𝒖çã𝒐 𝒅𝒐 𝑮𝑵𝑳 + 𝒇𝒓𝒆𝒕𝒆    (5) 
 
A seguir serão apresentadas três propostas de projeto para a liquefação embarcada 
para os campos do estudo de caso. Os projetos receberam nomes fantasia e abordam 
diferentes possibilidades de combinações entre unidades FLNG, a partir de dados 
apresentados por Sunghurst (2018).  
 
Projeto Água Marinha  
 
Para a primeira opção de projeto, denominado Água Marinha, é proposta uma 
instalação combinatória de cinco unidades de liquefação de pequeno porte, com 
dimensões de 144 m de comprimento e 32 m de largura cada (MARINE TRAFFIC, 2019). 
Unidades desse tipo são empregadas principalmente em projetos de Small Scale Liquefied 
Natural Gas (SSLNG) e possuem dados e premissas de operação semelhantes ao modelo 
argentino FLNG Tango, comissionado pela companhia belga Exmar. Cada navio possui 
capacidade de liquefação de até 0,5 MTPA, totalizando para o projeto uma capacidade 






Projeto Safira  
 
A segunda alternativa de projeto recebeu o nome de Safira e também tem como 
proposta a instalação combinatória, porém entre duas unidades de pequeno-médio porte. 
A proposta se baseia e adota como premissa as características da embarcação PFLNG 
Satu, pertencente à estatal malaia Petronas em consórcio com as empresas TechnipFMC 
e DSME. Cada unidade possui 365 metros de comprimento com 22 sistemas modulares 
ao longo de um trem de liquefação que, ao todo, fornece uma capacidade de até 1,2 MTPA 
cada, totalizando 2,4 MTPA para o projeto integrado.  
 
Projeto Turquesa  
 
Já a última proposta, o Projeto Turquesa, tem como referência os dados da unidade 
FLNG Hilli Episeyo, operado em conjunto no offshore de Camarões entre a SNH e a 
Perenco. O modelo, considerado de médio porte, possui 294 m de comprimento e 62 m 
de largura e foi convertido e adaptado pela empresa Golar para liquefazer até 2,4 MTPA, 
sendo a opção com maior capacidade entre as apresentadas e, por isso, a utilização de 
apenas uma unidade é proposta.    
Como premissa a ser adotada, considerou-se que todos os custos exploratórios, de 
instalações, arranjos submarinos e sistemas de tratamento do gás natural estão contidos 
no CAPEX. O custo de liquefação que, em média, representa cerca de 75% do custo do 
projeto, será apresentado em US$/MMBtu e obtido a partir da relação entre CAPEX e 
capacidade de liquefação da planta, representado na Tabela 7. A este custo também será 
adicionado o custo operacional para a formação do custo de produção de GNL, principal 
indicador de seleção para os projetos e com influência direta na formação do FOB.   
 
5.2.3 Rota de frete  
 
Ao FOB do GNL, será adicionado o custo de frete da carga, formando assim o 
custo final da commodity entregue ao Terminal Gás Sul.    
O custo de transporte também será calculado a partir de dados disponíveis na 
literatura. O frete para o terminal em análise será calculado a partir da distância entre a 





da viagem será calculado de acordo com a velocidade média do navio metaneiro utilizado 
como referência. Para o volume transportado, optou-se por uma premissa referente ao 
custo por unidade de energia, também em US$/MMBtu, possibilitando assim que o valor 
seja agregado diretamente ao FOB.  
Como exemplo, os dados disponíveis a partir de Rogers (2018) apontam um 
cenário que utiliza custos de frete que poderão ser adotados como premissa. No trabalho 
do autor, a rota parte de Sabine Pass, nos Estados Unidos, para Xangai, na China, via 
Canal no Panamá. Na viagem, o custo total do frete, incluindo combustível e seguro, é de 
US$ 4,07 milhões para uma carga de aproximadamente 150.000 m³ de GNL, com duração 
de 22 dias e um custo de US$ 1,26/MMBtu por viagem.  
O metaneiro norueguês Arctic Princess, dotado da mesma capacidade de 
armazenamento, atinge uma velocidade máxima de 19,50 nós (HÖEGH, 2020). Assim 
como no trabalho de Da Silva (2018), a premissa de velocidade do metaneiro para este 
estudo de caso será considerada cerca de dois terços da velocidade máxima informada 
pelo fabricante, logo, como premissa será adotada uma velocidade média de 13 nós.     
O frete, apresentado na Figura 30, será calculado entre a origem do GNL, nos 
campos do Pré-Sal, e o terminal de destino, localizado em São Francisco do Sul (SC). 
Com esse percurso sendo estimado a partir das coordenadas geográficas, o frete para o 
terminal deverá ser calculado para uma distância de aproximadamente 760 km.  
O Terminal Gás Sul possuirá uma capacidade máxima de regaseificação de 15 
MMm³/d, mas como a demanda geralmente é sensível a alterações, para a capacidade 
plena será adotada como premissa um valor próximo de dois terços da capacidade 
máxima, resultando em uma demanda média de 10 MMm³/d de gás natural. Para o 
processo de regaseificação no terminal, o navio metaneiro realizará atracação, 
transferência e desatracação em 72h, em média (MODAL, 2020).  
O FSRU Golar Nanook, da Golar Power, atracado para operar na regaseificação 
no Porto de Sergipe, conta com uma capacidade de armazenamento de 163.000 m³ de 
GNL (CELSE, 2020). Considerando que o Terminal Gás Sul também será operado pela 
Golar Power, é adotado como premissa uma embarcação seguindo as mesmas 
configurações. Então, a partir de uma carga de 150.000 m³ de GNL fornecida por um 
metaneiro, o terminal apresentaria uma autonomia operacional de 9 dias. Nessas 
condições, anualmente, o Terminal Gás Sul demandaria um fornecimento próximo a 2,5 





Figura 30. Rota de transporte – Cenário 1 
 
Fonte: Adaptado pelo autor a partir de Ship Traffic (2020) 
 
5.3 Cenário 2: Fornecimento de GNL através de importação  
 
O Cenário 2 apresenta como opção o fornecimento de GNL para o Terminal Gás 
Sul através da importação. Para o estudo de caso, a proposta manteve em consideração a 
participação da empresa ExxonMobil como fornecedora para o terminal, conforme 
interesse já manifestado (EPBR, 2019).   
Em 2016, com objetivo de comercializar volumes de GNL fora do Catar, a joint-
venture Ocean LNG foi fundada por meio da QPI, com 70% de participação, e a 
ExxonMobil, detendo 30% desta. No início de 2019, investimentos foram anunciados 
pela empresa para a expansão das instalações do Projeto Golden Pass, visando um 
negócio de exportação de GNL a partir dos Estados Unidos. No novo empreendimento, a 
Ocean LNG firmou um contrato para compra e venda de todo o volume de GNL 
produzido nas instalações, oferecendo à joint-venture a possibilidade de comercializar e 
entregar cargas do energético para clientes do mundo inteiro (Ocean LNG, 2019)  
A proposta utilizada para o Cenário 2 ocorrerá a partir do fornecimento de GNL 





Projeto Golden Pass, assim como a adoção das premissas sobre o preço do GNL 
negociado e também a rota proposta para os navios metaneiros.  
 
5.3.1 Apresentação do Projeto Golden Pass  
 
Após um longo período com posição de destaque nos índices de importação de 
GNL, nos últimos anos o crescimento da produção doméstica de shale gas nos Estados 
Unidos passou a impulsionar novos projetos de exportação no país, colocando-o 
atualmente no terceiro lugar do ranking mundial de exportação.  
Construído como um dos maiores terminais de GNL do mundo, o Golden Pass 
está localizado em Sabine Pass, no Estado do Texas, com acesso privilegiado tanto à rede 
de gasodutos que interligam os campos de produção norte-americanos quanto ao mercado 
através do Golfo do México. Inicialmente desenhado como um terminal importador, com 
capacidade de regaseificar um volume próximo a 56 MMm³/d de gás natural, uma 
proposta de expansão com a finalidade de adaptar as instalações também para as 
operações de exportação, ao custo de US$ 10 bilhões, foi debatida e aprovada há dois 
anos (ExxonMobil, 2018). Com a configuração híbrida, o terminal poderá se adequar aos 
movimentos de oferta e demanda do mercado internacional, com possibilidades de 
importação e exportação de GNL.  
A decisão final de investimento para o desenvolvimento do empreendimento, 
como citado, ocorreu no ano de 2018 entre a QPI e a ExxonMobil, em um projeto previsto 
para entrar em operação em 2024 e com uma capacidade de liquefação de até 16 MTPA 
(REUTERS, 2019). Este projeto é representado na Figura 31. 
Segundo a Ocean LNG (2019), a construção das instalações já teve início 
contando com todas as aprovações regulatórias de exportação para países de livre 
comércio cedidas pela Comissão Federal Reguladora de Energia e também pelo 











Figura 31. Detalhes do Projeto Golden Pass 
 
Fonte: Adaptado de Golden Pass LNG (2020) 
 
As novas instalações de liquefação serão integradas ao terminal já existente, que 
possui cinco tanques criogênicos de armazenamento de 155.000 m³ cada e duas estruturas 
que auxiliam no recebimento e regaseificação do GNL importado. As obras de expansão 
contarão com a instalação de três trens de liquefação, com capacidade de 5,2 MTPA cada, 
sistemas de tratamento do gás natural e também de geração de energia, além da instalação 
de novos gasodutos para a interligação na malha norte-americana (Golden Pass LNG, 
2020).  
 
5.3.2 Preços de GNL  
 
Como citado, os volumes produzidos pelo Projeto Golden Pass serão contratados e 
distribuídos pela Ocean LNG. Para a formação do preço FOB do GNL, serão adotados 
como premissa os principais dados disponíveis durante o ano de 2019. Com relação aos 
preços de GNL, a falta de previsibilidade pode ser notada na Figura 32, com a média dos 
preços praticados nos últimos 10 anos especificamente a partir do mercado norte-
americano, utilizado como referência para a importação no estudo de caso.   
Nos últimos anos, é possível citar uma variação brusca entre a máxima de US$ 





2016 (EIA, 2020). No gráfico, a partir do ano de 2014, é notável o impacto que a oferta 
do shale gas apresentou na queda dos preços médios praticados no país.  
 
Figura 32. Exportações norte-americanas de GNL na última década 
 
Fonte: Elaborado pelo autor a partir de EIA (2020) 
 
Como a análise visa o mercado brasileiro, uma possibilidade é adotar como base 
os preços de importação realizados pelo país durante o ano de 2019. Para isso, dados 
disponibilizados pelo MME (2019) contendo as importações brasileiras especificamente 
a partir dos Estados Unidos são apresentados na Figura 33. De acordo com os dados 
disponibilizados até o mês de novembro, não houve importação de GNL dos Estados 































Figura 33. Importações brasileiras de GNL dos Estados Unidos em 2019 
 
Fonte: Elaborado pelo autor a partir de MME (2019) 
 
Como apresentado na Figura 33, dentro do período analisado, fortes oscilações 
nos preços pagos pelo mercado brasileiro podem ser observadas. Entre a variação de      
US$ 10,51//MMBtu, em janeiro, para US$ 4,88/MMBtu, em novembro, um recorde 
histórico de preço mínimo foi registrado no mês de setembro, que apresentou uma média 
de US$ 3,75/MMBtu (MME, 2019). Para o estudo de caso, será adotado como premissa 
um FOB baseado no preço médio das importações brasileiras em 2019 a partir do mercado 
norte-americano, apresentado na seção 6.2.1.  
 
5.3.3 Rota de frete 
  
Para a opção de rota, as premissas adotadas seguirão a mesma configuração 
proposta para o Cenário 1, alterando, porém, a distância do ponto de origem.   
A rota sugerida, apresentada na Figura 34, ligará a produção de GNL de Sabine 
Pass, no Texas, até o terminal catarinense. A distância entre a origem e o destino é de 
aproximadamente 5.566 milhas náuticas, ou 10.308,23 km.  
Com o cálculo do custo do frete conhecido, será possível agregá-lo ao FOB do 
GNL importado para formar o custo final do Cenário 2, servindo de comparação ao obtido 





















Figura 34. Rota de transporte – Cenário 2 
 





















6. ANÁLISE E DISCUSSÃO DOS RESULTADOS  
 
6.1 Cenário 1 
 
6.1.1 Análise de sensibilidade aplicada à produção de gás natural 
 
A Tabela 4 apresenta informações referentes a produção da Bacia de Santos, 
segundo o Boletim de Produção divulgado pela ANP (2019) para o mês de novembro. Os 
dados apresentaram uma produção de 84,28 MMm³/d de gás natural produzidos através 
de 18 campos, partindo como base para o caso analisado. 
 










Santos 1.916.381 84.277 2.446.465 18 
Fonte: Elaborado pelo autor a partir de ANP (2020) 
 
Para a formação do cenário de produção, uma análise de sensibilidade é proposta 
a partir do volume médio produzido por campo na Bacia de Santos. De acordo com os 
dados da ANP, cada campo apresentou uma produção de gás natural próxima a               
4,69 MMm³/d. Adotando esse valor como premissa para os dois campos em questão, é 
possível apontar um volume de produção médio de 9,36 MMm³/d para o estudo de caso.   
Assim, um cenário de produção de 40 anos foi plotado e é apresentado na       
Figura 35. O gráfico, fictício, foi desenvolvido a partir dos dados citados anteriormente e 
segue o padrão das curvas de produção de gás de ativos semelhantes no Pré-Sal. Na 
imagem, após a fase de desenvolvimento, a produção proposta tem início em 2025, 
atingindo o pico por volta de 2026 e mantendo um platô de estabilidade até o ano de 2032, 
onde entra em depleção e permanece até o fim da vida produtiva, já na década de 2050.  
Para o estudo de caso específico, retratado a partir de uma média mensal para os 
primeiros anos produtivos do campo, será adotada como premissa uma produção de   
12,17 MMm³/d, um valor 30% maior à média de produção dos campos divulgada pela 






A falta de dados reais para o estudo de caso fez que com houvesse a necessidade 
de adoção de uma premissa genérica de produção para formar o custo final proposto para 
o GNL, apresentado na seção 6.1.4.    
 
Figura 35. Curva de produção de gás natural proposta para o estudo de caso 
 
Fonte: Elaborado pelo autor 
 
6.1.2 Custos de produção do gás natural e níveis de CO2  
 
A estimativa dos custos de produção foi adotada com base nos dados de break-
even recentemente divulgados em um relatório da EPE (2019) sobre custos de gás natural 
no Pré-Sal. O break-even, ou ponto de equilíbrio, é o valor mínimo utilizado como 
premissa em análises de viabilidade em diversos tipos de projeto.   
Em linhas gerais e tendo como base o relatório, foram estipulados custos de break-
even para diferentes níveis de concentração de CO2 associados à produção de gás natural. 
Em um trabalho sobre GNL a partir de unidades FLNG, Bonelli (2019) aponta um break-
even que varia de US$ 2,00 a 7,00/MMBtu para um gás produzido no Pré-Sal, contendo 
até 20% de CO2, ser liquefeito.  
Em outra análise sobre escoamento de gás natural da EPE (2019), para apresentar 
competitividade, foi sugerido que o gás produzido no Pré-Sal deve ter um break-even 


































































































US$ 6,50 a 8,50/MMBtu, também contendo um teor máximo de CO2 de até 20%. No 
mesmo estudo, foram apresentadas estimativas de custos considerando etapas de 
produção, separação com membranas de tratamento, escoamento por gasodutos e 
processamento do gás natural para diferentes distâncias e níveis de CO2, considerando 
ainda a comercialização das frações de GLP e C5+.  
A premissa adotada nesse estudo de caso, portanto, leva em consideração uma 
média do break-even das duas fontes. Porém, para a formação do custo final, será 
considerada uma média de 10% de concentração de CO2, seguindo a tendência das regiões 
já produtoras do Pré-Sal que alcançam, em média, essa porcentagem. O custo de produção 
de gás natural adotado como premissa para o estudo de caso é de US$ 6,00/MMBtu. 
A apresentação de três faixas de concentração servirá, posteriormente na seção 
6.3, como forma comparativa a fim de evidenciar o impacto que o contaminante tem no 
custo final de produção. Os custos são apresentados a seguir, na Tabela 5. 
 
Tabela 5. Custos de produção de gás natural adotados no Pré-Sal 
Reservatórios com até  
3% de CO2 
(US$/MMBtu) 
Reservatórios com  
10% de CO2 
(US$/MMBtu) 
Reservatórios com  
20% de CO2 
(US$/MMBtu) 
3,80 6,00 8,70 
Fonte: Elaborado pelo autor a partir de EPE (2019) 
 
6.1.3 Seleção do projeto de FLNG  
 
Na opção de fornecimento de GNL a partir do gás natural do Pré-Sal, foram 
sugeridas diferentes possibilidades de projetos para instalação de unidades de liquefação. 
Um resumo contendo as principais informações sobre os três projetos em análise é 
apresentado a seguir, na Tabela 6. Do ponto de vista econômico, a principal forma de 


































2 3,0 2,4 3,39 1,11 4,50 
Turquesa 1 1,9 2,4 2,10 0,70 2,77 
Fonte: Adaptado pelo autor a partir de Songhurst (2018) 
 
Na tabela, o CAPEX representa o custo de investimento dos projetos com 
diferentes configurações de unidades FLNG. Cada projeto possui uma capacidade de 
liquefação e é a partir da relação entre CAPEX e capacidade de liquefação que o custo de 
produção de GNL é definido, inicialmente na unidade de US$/MTPA. Com o objetivo de 
converter a unidade para US$/MMBtu, Songhurst (2018) expõe em sua pesquisa um fator 
de conversão de 0,35% sobre o CAPEX inicial. Segundo o autor, o valor é tipicamente 
utilizado em estudos da indústria de FLNG e é calculado distribuindo o custo de capital 
do projeto pelo período de produção dos mesmos. O custo de produção de GNL é formado 
pelo custo da planta de liquefação (75%) e o custo operacional (25%).   
Todos os projetos têm capacidades operacionais semelhantes, porém, os mesmos 
apresentam distinção no CAPEX e também no OPEX, sendo possível, a partir de uma 
análise preliminar, rejeitar o Projeto Safira dos demais. Na comparação direta entre as 
duas opções que apresentam o menor custo de produção de GNL, os Projetos Água 
Marinha e Turquesa, a diferença do indicador para ambos é mínima. Sendo assim, outras 
questões precisam ser levadas em consideração para uma decisão mais pertinente.  
O projeto Água Marinha, por oferecer uma cadeia em sistemas modulares em uma 
configuração SSLNG, possui uma grande vantagem no que diz respeito a possibilidade de 
realocação para operação em outros campos para fornecimento em outros terminais. A 
solução pode ser útil se houver variação com queda na demanda por GNL do estudo de 
caso discutido, por exemplo, direcionando os pequenos navios separadamente para outras 
localidades. Essa diluição, no caso do Projeto Turquesa, não seria possível devido a 
utilização de uma única embarcação. 
Apesar de apresentarem os mesmos custos, a configuração do número de unidades 





navios FLNGs de menor porte, contra um único, de médio porte, para o Turquesa. Assim, 
em um cenário de alta demanda de GNL, o Projeto Água Marinha pode apresentar 
dificuldades nas operações de armazenamento da produção nos cinco pequenos tanques 
criogênicos, algo, por outro lado, mais eficiente no Projeto Turquesa devido às dimensões 
da embarcação. Considerando a distância e o tempo de viagem existente para o terminal, 
em um cenário ideal, é preciso destacar a necessidade de um projeto que ofereça 
autonomia na questão de armazenamento entre um frete e outro, não colocando em risco 
as atividades de produção do campo.    
Outro ponto de destaque é o offloading para transporte, realizado entre o FLNG e 
o metaneiro. A operação, como exposto na seção 3.3, pode ser considerada de alto risco 
por ocorrer em alto mar. A necessidade de uma operação do tipo, em cinco unidades 
diferentes e em um ambiente com instabilidade climática, poderia surgir como um 
empecilho para o carregamento das cargas.  
Sendo assim, após as justificativas supracitadas, mesmo apresentando uma 
mínima desvantagem na capacidade de liquefação, optou-se pela escolha do Projeto 
Turquesa para o desenvolvimento da proposta em análise, resultando em um custo de 
produção de GNL de US$ 2,77/MMBtu. 
 
6.1.4 Formação do custo final do GNL 
  
Com o Projeto de liquefação selecionado, a formação do custo final do GNL do 
Pré-Sal para o Terminal Gás Sul pode ser calculada. Para a análise da produção de gás 
natural, como mencionado na descrição da seção 6.1.1, será adotado um comportamento 
padrão de campos em início de produção, resultando em uma premissa de 12,17 MMm³/d 
para o estudo de caso. Da produção, o CO2 representará cerca de 10% do volume total e 
as parcelas de gás natural para consumo na embarcação e queima pelo flare foram fixadas 
em 15% do volume após o abatimento de CO2. Os dados são apresentados na Tabela 7. 
 







Disponível após consumo 
e flare 
(MMm³/d) 
12,17 10,95 9,31 





O Projeto Turquesa conta com um navio que dispõe de uma capacidade de 
liquefação de 2,4 MTPA. Para associar este número à produção de gás natural disponível, 
é necessário converter a capacidade de liquefação do navio para a unidade de MMm³. 
Segundo dados de equivalência volumétrica apresentados pela IGU (2012), a proporção 
para 1 MTPA de GNL é de 1.300 MMm³ de gás natural.  
Aplicando a conversão, é possível apontar que o Projeto Turquesa apresenta uma 
capacidade operacional para liquefazer aproximadamente 3.120 MMm³ de gás natural por 
ano, ou 8,55 MMm³/d, o que resulta em um aproveitamento de 91,84% da produção 
analisada no estudo de caso. 
Embora pequena, uma parcela de 0,76 MMm³/d, ou 8,16% da produção, contendo 
um gás tratado e livre de contaminantes teria a necessidade de ser remanejada para outras 
operações que não serão debatidas neste estudo de caso. Entre as opções cabíveis e 
indicadas, seria possível destacar o fornecimento do energético para outras UEP, seja para 
auxílio na produção a partir de uma operação de produção ou até na própria geração de 
energia das instalações. Em último caso, por ser uma parcela de gás tratado, a operação 
de reinjeção nos reservatórios seria uma alternativa para a parcela remanescente.     
Um gráfico contendo a relação de aproveitamento da produção é apresentado na 
Figura 36. 
 
Figura 36. Aproveitamento da produção de gás natural do estudo de caso  
 























A formação do FOB no Cenário 1 é composta pelo já referido custo de produção 
do gás natural e também o custo de produção de GNL do Projeto Turquesa.  
O valor do frete, que será somado ao FOB, será calculado a partir da adoção de 
premissa baseada no mesmo modelo de embarcação citado por Rogers (2018), onde é 
apontado um custo de US$ 1,26/MMBtu para uma viagem de 22 dias, resultando em um 
custo diário de US$ 0,057/MMBtu. Para chegar ao custo final do GNL, é necessário ainda 
adicionar o custo de frete para o Terminal Gás Sul.  É possível calcular o frete a partir da 
distância entre os pontos, identificada por meio das coordenadas geográficas (Figura 30), 
e também a partir da velocidade do navio metaneiro adotado como premissa. Assim, o 
custo de frete é apresentado da seguinte maneira:   
 
• Velocidade de navegação: 13 nós = 24,08 km/h 
•  Distância: 763,87 km  
• Tempo aproximado de viagem: 32h ou 1 dia e 8 horas  
• Custo de frete estimado da viagem: US$ 0,08/MMBtu  
 
A formação do custo final do GNL produzido no Pré-Sal da Bacia de Santos, com 
concentração de 10% de CO2, através de um FLNG e transportado por um navio 
metaneiro até o Terminal Gás Sul, tem a estrutura apresentada na Tabela 8.  
 
Tabela 8. Configuração do custo total do GNL – Cenário 1 
Custo de produção 
do gás natural 
(US$/MMBtu) 
Custo de produção  
do GNL 
(US$/MMBtu) 




6,00 2,77 0,08 8,85 
Fonte: Elaborado pelo autor 
 
6.2 Cenário 2 
 
6.2.1 Preço adotado para o GNL importado  
 
O FOB adotado como premissa para o Cenário 2 tem como base o preço médio 





US$ 5,32/MMBtu por um gás natural produzido, processado, liquefeito e embarcado no 
local de origem, no caso, litoral do Texas.  
Para efeito de comparação, o preço adotado no estudo de caso é levemente inferior 
à média geral de importação do país em 2019, que foi de US$ 5,35 (MME, 2019) e contou, 
além dos Estados Unidos, com importações de países como Angola, Argentina, 
Camarões, Holanda, Nigéria, Noruega e Trinidad e Tobago. Na Figura 37, é apresentado 
um balanço das importações brasileiras, a partir de todos os países, nos últimos 10 anos. 
Nesse período, o recorde foi registrado em 2014 com US$ 14,89/MMBtu, apresentando, 
em seguida, o mesmo movimento de queda do mercado internacional.  
 
Figura 37. Importações brasileiras de GNL nos últimos 10 anos 
 
Fonte: Elaborado pelo autor a partir de MME (2019) 
 
6.2.2 Formação do custo final do GNL 
 
A formação do FOB no Cenário 2 é composta pela importação de GNL 
diretamente a partir do Projeto Golden Pass, resultando em um preço de US$ 
5,32/MMBtu para o estudo de caso.   
Para chegar ao custo final do GNL entregue ao Terminal Gás Sul, também é 
necessário adicionar o custo de frete. Assim como no Cenário 1, o cálculo é realizado a 
partir da distância entre os pontos de origem e destino e a velocidade do navio metaneiro. 






















• Velocidade de navegação: 13 nós = 24,08 km/h 
•  Distância: 10.308,23 km  
• Tempo aproximado de viagem: 428h ou 17 dias e 20 horas  
• Custo de frete estimado: US$ 1,03/MMBtu  
 
Assim, a formação do custo final do GNL importado do Texas a partir do Projeto 
Golden Pass e transportado por um navio metaneiro até o Terminal Gás Sul, tem a 
configuração apresentada na Tabela 9.  
 
Tabela 9. Configuração do custo total do GNL – Cenário 2 
Preço do GNL 
(US$/MMBtu) 




5,32 1,03 6,35 
Fonte: Elaborado pelo autor 
 
6.3 Comparação entre os cenários  
 
Para uma análise logística mais próxima da realidade operacional do terminal, é 
proposto ao estudo de caso uma comparação entre os cenários por um período mensal. 
Para isso, será adotado como premissa que os dois cenários fornecerão o mesmo volume 
para o Terminal Gás Sul, com base no limite de liquefação de gás natural de 8,55 MMm³/d 
exposto no Cenário 1.  
Considerando que 1 m³ de GNL equivale a 600 m³ de gás natural e que a 
capacidade de carga de um navio metaneiro é de 150.000 m³ de GNL, ou seja, 90 MMm³ 
de gás natural, os seguintes dados sobre o terminal são apresentados:     
 
• Regaseificação mensal de gás natural: 256,50 MMm³ 
• Volume mensal de GNL fornecido: 427.500,00 m³  
• Capacidade do navio metaneiro: 150.000,00 m³   
• Viagens por mês: 3 
Para o Cenário 1, o emprego de um único navio metaneiro é o suficiente para 
fornecer GNL dentro do cronograma de operação do estudo de caso, já que a viagem tem 





Já para o Cenário 2, devido à distância e ao tempo de 18 dias de viagem, serão 
necessários três navios, um para cada viagem, para importar a produção de GNL norte-
americana até o terminal.  
Se 26,80 m³ de gás natural equivalem a aproximadamente 1 MMBtu, para um 
volume mensal de 256,50 MMm³ regaseificado no Terminal Gás Sul, o valor energético 
fornecido é de 9.570.895,50 MMBtu. A partir desse valor, é possível calcular e comparar 
os custos mensais entre os dois cenários com base nos dados de FOB e frete contidos nas 
Tabelas 8 e 9. Os custos, em milhões de dólares, são apresentados na Tabela 10.  
 
Tabela 10. Comparação dos custos mensais entre os cenários analisados 
 Cenário 1 Cenário 2 
FOB (US$) 83,93 50,91 
Frete (US$) 0,77 9,86 
Total (US$) 84,70 60,77 
Fonte: Elaborado pelo autor 
 
Com os resultados obtidos no decorrer do estudo, é possível ainda comparar os 
custos entre a opção de importação e a liquefação para diferentes concentrações de CO2, 
como pode ser observado na Figura 38. O gráfico considera o custo final do GNL 
embarcado no local de origem com o frete agregado até o Terminal Gás Sul. Em rosa, é 
destacada a importação via Texas e em azul, a produção a partir do Pré-Sal. Para a 
formação dos custos finais no Pré-Sal, os diferentes níveis de CO2 (até 3, 10 e 20%) foram 
















Figura 38. Comparação dos custos finais de GNL  
 












































7. CONCLUSÕES  
 
Os resultados obtidos no estudo de caso indicaram que, para uma análise mensal, 
o cenário de importação de GNL ofereceria uma economia de US$ 23,93 milhões em 
comparação ao cenário de liquefação no Pré-Sal, considerando uma produção de gás 
natural com 10% de CO2. Para alcançar viabilidade, um projeto de FLNG no Pré-Sal 
necessitaria apresentar custos finais inferiores a US$ 6,35/MMBtu. Outra maneira do 
projeto alcançar viabilidade ocorreria se os preços de importação alcançassem patamares 
superiores a US$ 8,85/MMBtu.    
Do ponto de vista econômico, os resultados apresentados estão diretamente 
relacionados ao momento de overproduction no mercado internacional de GNL, 
responsável por ocasionar uma queda de 60% nos preços da commodity ao decorrer de do 
ano de 2019. Com relação a previsão, muitos analistas apontam que, para haver uma 
recuperação, é necessário que haja reequilíbrio, talvez, por meio de um corte ou 
congelamento da produção global, principalmente a partir do mercado doméstico norte-
americano.  
No estudo de caso proposto, os dois cenários possuem pontos positivos e 
negativos. Como vantagens, o Cenário 1 apresenta a possibilidade de monetização das 
reservas dos campos que serão futuramente operados no Pré-Sal da Bacia de Santos, 
solucionando a problemática para o escoamento do gás natural produzido. Outra 
vantagem ainda ocorreria no final da vida produtiva do projeto, a partir da possibilidade 
de realocação do navio FLNG para outros campos da operadora, não só no Brasil, como 
no mundo. Por último, a curta distância entre o campo de origem e o terminal de destino 
resultou em um baixo custo de frete, que representou menos de 1% do custo final.  
Como pontos negativos, o Cenário 1 apresentou uma limitação na capacidade de 
liquefação, restringindo o fornecimento ao terminal às condições da planta do navio. Essa 
limitação também pode gerar pequenos volumes remanescentes de gás natural tratado 
que, eventualmente, teriam como destino a reinjeção nos reservatórios.  
O Cenário 2, a partir da importação de GNL, além da promoção de uma economia 
nos custos mensais, poderia oferecer volumes flexíveis de acordo com a demanda do 
terminal em análise. O projeto de GNL adotado como premissa para o estudo de caso 





capacidade de liquefação até seis vezes maior que o navio retratado no cenário proposto 
para o Pré-Sal.  
Como tópicos desfavoráveis do Cenário 2, cabe ressaltar que a importação 
implicaria na compra de todo o volume de GNL fornecido ao terminal no Brasil, deixando 
os gastos sujeitos à instabilidade da oferta internacional e também da volatilidade do 
câmbio. O frete foi observado como outro fator de impacto que, a depender das condições 
do mercado, pode inviabilizar as atividades de importação. Devido à elevada distância, o 
frete representou 16,22 % na formação do custo final.   
Nos próximos anos, diversos fatores podem desencadear mudanças consideráveis 
nos cenários expostos no decorrer desta dissertação. Por se tratar de um assunto 
relativamente novo, o desenvolvimento do estudo apresentou dificuldades em muitos 
pontos, principalmente com relação aos dados e previsões. A adoção de premissas foi 
necessária em diversos momentos, podendo interferir nas comparações entre outras 
análises e resultados.  
Como sugestão para trabalhos futuros, é indicado a elaboração de uma reavaliação 
dos cenários debatidos, assim como uma análise econômica mais detalhada, 
preferencialmente, considerando contratos para fornecimento de GNL por um longo 
prazo. Outra recomendação teria como foco uma análise mais aprofundada da liquefação 
a partir de unidades SSLNGs, similar, por exemplo, ao Projeto Água Marinha, abordado 
no desenvolvimento deste trabalho. No caso, é possível citar a flexibilidade operacional 
e econômica, sistemas modulares, ruptura tecnológica e uma cadeia de distribuição em 
pequena escala através de caminhões, trens e cabotagem.    
É conhecido que os altos teores de CO2 têm um impacto relevante no custo de 
produção do gás natural. Porém, com os resultados obtidos na pesquisa, é possível indicar 
que, frente a atual concorrência dos baixos preços no mercado internacional, o cenário de 
implantação de GNL no Pré-Sal, independentemente do nível de concentração de CO2, 
apresentaria custos finais superiores aos de importação.  
Apesar da opção de importação apresentar maior economia nos custos a curto 
prazo, o fato não reflete, necessariamente, que o investimento na liquefação embarcada é 
um mau negócio para as empresas petrolíferas atuantes no Pré-Sal. Comparando-se ao 
histórico mundial de anos anteriores a 2019, o custo de produção de GNL no polígono 
apresentados no estudo de caso pode ser considerado aceitável e dentro da média para o 





avanço de soluções tecnológicas no tratamento de CO2. Caso ocorram, futuramente, a 
redução nos custos finais poderá resultar em uma maior competitividade para a produção 
offshore brasileira de gás natural.   
Como debatido, a oferta de GNL em excesso nos mercados internacionais tem 
impacto direto na queda dos preços praticados mundialmente. Caso a relação com a 
demanda se reequilibre e os preços se recuperem, existe uma forte tendência para que a 
implantação de um projeto FLNG no Pré-Sal apresente índices mais competitivos e 
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